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RESUMO 
 
ESTUDO DE BARREIRAS DE FLUXO NA RECUPERAÇÃO AVANÇADA DE 
PETRÓLEO AVALIADO POR RMN 
 
A produção de água associada ao óleo bruto tem sido uma das maiores dificuldades 
para as companhias de petróleo, uma vez que a irrupção devido à formação ou 
injeção de água resulta em uma rápida diminuição da produção do óleo e aumento 
dos custos operacionais de bombeamento, tratamento e descarte de grandes 
volumes de água. Neste contexto, para reduzir a produção de água ou evitar sua 
erupção precoce, tem sido utilizadas barreiras de fluxo que obstruem ou reduzem a 
permeabilidade da água em relação ao óleo contido nos poros da rocha. Neste 
trabalho, foram aplicadas barreiras seletivas formadas por camadas dos polímeros 
poliamina e poliacrilamida parcialmente hidrolisada, reticulada com Al3+, que ao 
serem adsorvidos à superfície da rocha, formam um filme hidrofílico, reduzindo a 
mobilidade da água. Assim, nos poros em que o óleo foi deslocado, e há a formação 
do gel pela injeção das soluções poliméricas, a viscosidade da água é aumentada, 
diminuindo a formação de caminhos preferenciais e permitindo uma maior 
recuperação de óleo a partir de outras regiões do reservatório. A mudança na 
mobilidade da água nos poros da rocha foi analisada por medidas de relaxação de 
1H por RMN (T2). Observa-se que após a formação da primeira camada de gel nos 
poros, o tempo de relaxação das populações de água ligada à superfície e de água 
livre no poro são reduzidos porque a reticulação das redes poliméricas diminui a 
mobilidade dos prótons da água, que passam a relaxar mais rápido. Aliado às 
medidas de T2 foram obtidas imagens por RMN de alto campo para plugs de arenito 
de diferentes permeabilidades. Estes estudos mostraram que quanto maior a 
permeabilidade da rocha, mais heterogênea é a distribuição das fases oleosa e 
aquosa na seção transversal do plug, devido a maior ocorrência de caminhos 
preferencias com a recuperação do óleo por injeção de água do mar, resultando, 
portanto em regiões mais concentradas em cada fluido. 
  
ABSTRACT 
 
STUDY OF FLOW BARRIERS IN ENHANCED OIL RECOVERY EVALUATED BY 
TIME DOMAIN-NMR 
 
The production of water associated with crude oil has been a major problem in the 
petroleum companies, since the breakthrough of either formation or injection water 
results in a rapid decrease in oil production and increasing operating costs of 
pumping, handling and disposal of large volumes of water. In this context, to reduce 
water production or to prevent its premature eruption, flow barriers that block or 
reduce the permeability of water relative to oil contained in the pores of the rock has 
been used. In this work, the effectiveness of these barriers formed by layers of 
polymers of polyamine, partially hydrolyzed polyacrylamide, cross-linked with Al3+ 
were investigated. The polymers adsorbed at the rock surface form a hydrophilic film, 
reducing the mobility of water. The change of water mobility present in the pores of 
the rock was analyzed by spin-spin relaxation measurements (T2) in 1H NMR. The 
relaxation of water of the hydrophilic film is faster than the relaxation of free water. 
This is because the crosslinking of the polymer chains decreases the mobility of 
water molecules. Therefore the populations of free and linked water can be estimated 
and the efficiency of the barrier can be determined. Additionally, high-field NMR 
images were obtained for plugs of sandstone with different permeability. These 
studies revealed that the higher the permeability of the rock, the more heterogeneous 
is the distribution of oil and water phases in the cross section of the plug. 
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CAPÍTULO I 
 
Recuperação de Petróleo 
  
16 
 
I.1 Etapas de Recuperação de Petróleo 
 
 A produção de petróleo ocorre inicialmente de forma espontânea devido à 
pressão interna impelida pelos gases do reservatório, método este chamado de 
recuperação primária. Este método permite que apenas aproximadamente 25% do 
petróleo existente na jazida sejam extraídos. Este fator pode ser aumentado 
utilizando-se técnicas adicionais, denominadas recuperação secundária. O método 
convencional de recuperação secundária consiste na perfuração de outros poços 
através dos quais é injetado um fluido, como água ou gás, para provocar o 
deslocamento da fase oleosa presente nos poros da rocha, que consiste em um 
processo puramente mecânico. 
 No entanto, devido à alta viscosidade do óleo do reservatório e elevadas 
tensões interfaciais entre o fluido aquoso injetado e o óleo, a capacidade do fluido de 
deslocar o óleo dos poros é reduzida, de modo que após determinado tempo de 
injeção são estabelecidos caminhos preferenciais para o fluido injetado (Figura 1). 
Consequentemente, a produção do óleo volta a diminuir e inicia-se a produção do 
fluido que foi injetado. A partir daí, para aumentar a extração de óleo, utilizam-se 
métodos especiais de recuperação secundária, ou também conhecidos como 
recuperação terciária, denominados EOR (Enhanced Oil Recovery; Recuperação 
Avançada de Petróleo). Estes métodos incluem, entre outros, a injeção de vapor, 
combustão in situ, injeção de solução de tensoativos e injeção de solução de 
polímeros. De uma forma geral, a eficiência de recuperações secundárias bem 
sucedidas pode ser superior a 60%, embora, o valor mais frequentemente divulgado 
seja de 30 a 50%, para os métodos convencionais. 
 
          
Figura 1 – Representação da formação de caminhos preferenciais nos poros da 
rocha: (a) poros ocupados pelo óleo (hachurado); (b) poros parcialmente ocupados 
pelo óleo e pela fase aquosa (branco). (modificado de Seright, 2004)  
17 
 
I.2 Características de rochas-reservatório 
 
 Nos estudos de um reservatório de petróleo é fundamental o conhecimento de 
propriedades básicas da rocha e dos fluidos nela contidos, de forma que estas 
propriedades é que determinam as quantidades dos fluidos existentes no meio 
poroso, a sua distribuição, a capacidade desses fluidos serem deslocados, e mais 
importante, a quantidade de fluidos que pode ser extraída (Thomas, 2004). Assim, 
as principais características que precisam ser determinadas no estudo das rochas-
reservatório são: porosidade, permeabilidade, saturação e molhabilidade. 
 Para que uma rocha se constitua em um reservatório deve apresentar no 
interior uma fração do volume disponível para conter os fluidos. Esta fração é 
denominada volume poroso ou porosidade da rocha, e está diretamente relacionado 
ao tamanho e ao empacotamento dos grãos que formam a rocha. Os poros estão 
interconectados em alguma extensão, conferindo à rocha a característica de 
permeabilidade, que refere-se à habilidade dos fluidos fluírem através da rocha sob 
uma dada condição de composição dos fluidos, pressão e temperatura. Além de 
hidrocarbonetos, os poros de uma rocha-reservatório podem conter também água e 
gás. Assim sendo, somente o conhecimento do volume poroso não é suficiente para 
se estabelecer as quantidades de óleo e/ou gás contidas no reservatório. Para que 
essas quantidades sejam estimadas, é necessário se estabelecer que percentual do 
volume poroso é ocupado por cada fluido, que é denominado saturação. A 
molhabilidade também é uma característica muito importante para a avaliação da 
rocha-reservatório e representa a tendência de fluidos imiscíveis distribuirem-se ao 
longo de uma superfície sólida. Esta distribuição está diretamente relacionada à 
interação fluidos-rocha pela adesão de cada fluido com a superfície da rocha, que é 
então determinada pela tensão interfacial do sistema. (Thomas, 2004) 
 Assim, a distribuição dos fluidos em um reservatório é função do conjunto 
destas características, o que justifica a grande importância do estudo das mesmas, 
principalmente para aplicações em EOR.  
 Arenitos são predominantemente formados por grãos de sílica que sofreram 
considerável sedimentação e processos diagenéticos, de modo que apresentam 
porosidades menores que 30%. Nestas rochas, o tamanho dos poros tende a estar 
na faixa de 0,1 a 100 μm, devido ao tamanho original dos grãos e as consequentes 
modificações pelos processos geológicos. Arenitos normalmente contem muitos 
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outros tipos de minerais e, em particular, argilas que podem estar distribuídas no 
interior dos poros. Além disso, podem ser encontradas também  várias espécies de 
metais de transição, como o ferro, que afetam significantemente a resposta 
magnética de fluidos contidos no espaço poroso do arenito. (Packer, 2007) 
 Calcitas são predominantemente formadas por carbonato de cálcio e o 
tamanho dos poros pode corresponder a uma grande faixa de escala, refletindo a 
origem biológica e os processos responsáveis pela formação. Particularmente, 
apresentam poros que podem chegar até 1 mm de diâmetro, como resultado, por 
exemplo, da fossilização/dissolução de conchas de espécies maiores contidas na 
matriz original. (Packer, 2007) 
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I.3 Interação Rocha-Fluido 
 
 A Interação Rocha-Fluido (IRF) é uma área do conhecimento estudada há 
várias décadas para diferentes aplicações. Seus efeitos impactam profundamente os 
mecanismos de perfuração de poços e produção dos reservatórios de petróleo e 
gás. Embora sua importância seja histórica na indústria de petróleo, as recentes 
descobertas dos reservatórios carbonáticos da seção pré-sal aumentaram ainda 
mais a necessidade de compreensão desses fenômenos, principalmente porque os 
carbonatos são muito mais reativos que as rochas siliciclásticas. Processos de 
dissolução, reprecipitação e transformação química são importantíssimos neste tipo 
de reservatório e afetam de diferentes formas a atividade de Exploração e Produção 
(E&P). Nos processos que ocorrem em escala de milhares de anos e que levaram à 
formação dos reservatórios carbonáticos e nos diversos processos diagenéticos e de 
deposição de mineirais que formam a rocha e que conferem suas propriedades 
petrofísicas, a IRF está presente. 
 Durante a produção, quando é necessária a injeção de diferentes fluidos 
dentro dos reservatórios, a IRF que ocorre ao longo dos anos é o que define a 
dissolução da rocha próxima ao poço injetor e, assim, influencia a estabilidade 
mecânica do mesmo, além de ser determinante do pH dos fluidos produzidos e do 
potencial de inscrustação durante a produção. A IRF afeta diretamente o tipo de 
material a ser usado nas instalações e a continuidade operacional dos poços, bem 
como determina o quanto será recuperado dos reservatórios na medida em que 
define curvas de permeabilidade relativa, saturações residuais e forças capilares 
envolvidas durante a produção do campo. (Moczydlower, 2010) 
 Na Engenharia de Poço, a interação entre os fluidos usados para perfurar, 
completar e estimular as rochas da formação pode ocorrer na escala de horas. 
Esses fenômenos são temas de pesquisas e estudos voltados para a maximização 
da produtividade e minimização de custos e de problemas operacionais. A correta 
estimulação de poços por acidificação ou por fraturamento hidráulico ou ácido, 
obtida por meio da otimização dos fluidos utilizados e dos diversos parâmetros 
envolvidos, tem grande impacto na economicidade de um campo. Por outro lado, o 
estudo do processo de filtração e invasão de fluidos no reservatório pode prevenir a 
formação de dano, e é igualmente impactante na produtividade do campo. Também 
importante é garantir a integridade do poço, evintado a ocorrência de fenômenos 
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como o alargamento excessivo durante a perfuração e garantindo, assim, uma boa 
cimentação e condições operacionais seguras. Adicionalmente, instalação adequada 
de técnicas de contenção de areia é indispensável para garantir a vida produtiva de 
poços em reservatórios não consolidados. (Moczydlower, 2010)  
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I.4 Barreiras de fluxo 
 
 Com relação aos fluidos presentes no reservatório é esperado que durante a 
produção de óleo, também haja produção de água e de gás natural, oriundos da 
própria formação. A produção de água associada ao óleo bruto tem sido uma das 
maiores dificuldades para as companhias de petróleo, uma vez que a erupção, 
devido à água da própria formação ou à água injetada, resulta em uma rápida 
diminuição da produção do óleo e aumento dos custos operacionais de 
bombeamento, tratamento e descarte de grandes volumes de água (Coelho e 
colaboradores, 1997). Neste contexto, para reduzir a produção de água ou evitar sua 
erupção precoce, tem sido utilizadas barreiras de fluxo que obstruem ou reduzem a 
permeabilidade da água em relação ao óleo contido nos poros da rocha. 
 As barreiras de obstrução, também denominados sistemas bloqueadores, 
bloqueiam simultaneamente o fluxo de água, gás e óleo, podendo ser formados por 
cimentos, resinas, suspensões de partículas sólidas, silicatos, parafinas ou 
polímeros solúveis em água que sofrem um processo de reticulação in situ no 
reservatório (Coelho e colaboradores, 1997). 
 Por outro lado, as barreiras de redução, ou sistemas seletivos, bloqueiam 
preferencialmente o fluxo de água, causando pouca ou nenhuma restrição ao fluxo 
de hidrocarbonetos (Coelho e colaboradores, 1997). Tais barreiras seletivas são 
geralmente formadas por copolímeros solúveis em água, que ao serem adsorvidos à 
superfície da rocha, formam um filme hidrofílico que reduz a mobilidade da água. 
Neste contexto, as poliacrilamidas parcialmente hidrolisadas (HPAM) e a goma 
xantana, os polímeros mais usados na indústria de petróleo, atuam de forma a 
aumentar a viscosidade da água nos poros em que o óleo foi deslocado, diminuindo 
a formação de caminhos preferenciais e permitindo uma maior recuperação de óleo 
a partir de outras regiões do reservatório (Taylor, 1998). 
 O design de sistemas poliméricos seletivos depende, portanto, da mineralogia 
e permeabilidade das rochas, temperatura do reservatório, bem como da salinidade 
da água e o tipo de rocha, calcário ou arenito, que define inclusive o caráter iônico 
do polímero a ser utilizado (Coelho e colaboradores, 1997).  Os sítios 
adsorventes na superfície dos arenitos, por serem predominantemente carregados 
negativamente, requerem o tipo catiônico de poliacrilamidas. Em contrapartida, os 
calcários têm suas capacidades adsorventes favorecidas pelos polímeros aniônicos. 
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 Considerando a temperatura do reservatório e a salinidade da água, a 
tolerância a polímeros pode ser melhorada pela inserção de grupos como o AMPS 
(ácido 2-acrilamido-2-metilpropanosulfônico) e/ou vinilpirrolidona à estrutura 
molecular do polímero-base. Uma maior salinidade, entretanto, pode inibir o 
intumescimento do filme hidrofílico e, assim, comprometer o efeito de redução de 
permeabilidade da fase aquosa. Com respeito à permeabilidade da rocha, quanto 
maior for, maior será o volume hidrodinâmico requerido para o polímero (no caso de 
adsorção em monocamada) para resultar nos efeitos desejados. Neste aspecto, é 
possível aumentar a espessura do filme pela adição de camadas alternadas 
sucessivas de polímeros catiônicos e aniônicos. Do mesmo modo, é possível injetar 
camadas sucessivas de polímeros seletivos e agentes de reticulação (por exemplo, 
íons metálicos trivalentes) para obter um efeito semelhante (Coelho e colaboradores, 
1997). 
 Este processo foi patenteado como SELEPOL® por inventores da Petrobras 
(Barbosa e colaboradores, 2002). A invenção provê um processo para redução 
seletiva da permeabilidade relativa à água em formações contendo petróleo em 
diferentes condições de salinidade e permeabilidade, a partir da injeção, em poço de 
produção, de solução aquosa de polímero catiônico (ou aniônico), formando uma 
camada, a qual são adsorvidas camadas sucessivas de polímero aniônico (ou 
polímero aniônico e catiônico) e agente de reticulação.  
 A injeção de solução aquosa de polímero no reservatório de acordo com o 
processo SELEPOL®, tal como aplicado às formações ricas em rochas de arenito, 
compreende na injeção inicial de um polímero catiônico, seguindo-se de um 
espaçamento de salmoura, então de uma injeção de polímero aniônico, de outro 
espaçamento de salmoura e de outras injeções alternadas ou sucessivas de 
polímero catiônico, bem como o tipo de polímero utilizado e o número de camadas 
de polímero como função da permeabilidade da rocha, da salinidade da água e a 
temperatura da formação. 
 As várias aplicações da poliacrilamida em processos de EOR podem ser 
atribuídas a vários fatores característicos deste polímero, como: versatilidade na 
densidade de cargas (o polímero pode ser neutro, catiônico ou aniônico); 
possibilidade de inclusão de grupos hidrofóbicos na cadeia polimérica; obtenção de 
polímeros de massas molares diversas; obtenção de soluções de alta viscosidade e 
formação de ligações de hidrogênio com partículas minerais (Pefferkorn, 1999). 
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 No entanto, a poliacrilamida parcialmente hidrolisada (HPAM) de alta massa 
molar apresenta algumas limitações, sendo susceptível à degradação sob altas 
taxas de cisalhamento, levando consequentemente à perda de viscosidade (Bizotto 
e Sabadini, 2008). A viscosidade das soluções de HPAM também diminui 
rapidamente com o aumento da salinidade ou dureza do meio aquoso, devido à 
blindagem dos grupos iônicos favorecerem a redução das repulsões eletrostáticas 
entre as cadeias poliméricas, resultando na redução do volume hidrodinâmico do 
polímero. Dessa forma, os grupos iônicos de HPAM na presença de alta 
concentração de íons divalentes podem levar à precipitação do polímero. Já a goma 
xantana, apresenta um custo maior do que o da poliacrilamida e alta susceptibilidade 
à biodegradação. Além disso, as soluções de ambos os polímeros apresentam 
diminuição nos valores de viscosidade com o aumento da temperatura (Maia e 
colaboradores, 2009). 
 Uma alternativa para evitar esses problemas é a utilização de poliacrilamidas 
hidrossolúveis hidrofobicamente modificadas (HAPAM), de massa molar em torno de 
ܯ௪തതതതത ൌ 10଺	݃.݉݋݈ିଵ, contendo uma pequena quantidade de grupos hidrofóbicos (< 2 
mol%) distribuídos ao longo da cadeia principal hidrofílica ou nas suas extremidades 
(Gouveia e colaboradores, 2009). As HAPAMs e seus derivados hidrolisados são 
candidatos promissores como agentes viscosificantes ou modificadores reológicos 
em várias aplicações da indústria do petróleo, tais como nas formulações 
empregadas na recuperação avançada de petróleo, nos fluidos de perfuração e no 
fraturamento hidráulico. As principais características destes polímeros, em solução 
aquosa, estão relacionadas à alta viscosidade em baixas concentrações, com 
interessantes propriedades reológicas e maior estabilidade em meio salino do que 
os seus precursores poliacrilamida (PAM) e poliacrilamida parcialmente hidrolisada 
(HPAM). Esse comportamento resulta do fato de, quando dissolvidos em água, os 
grupos hidrofóbicos que estão distribuídos ao longo da cadeia principal polimérica 
tendem a se associar formando interações intra ou intermoleculares (Gouveia e 
colaboradores, 2009). 
 
24 
 
              
Figura 2 – Estrutura química da poliacrilamida: (a) homopolímero – PAM; (b) 
parcialmente hidrolisada – HPAM e (c) hidrofobicamente modificada – HAPAM. 
  
 Dentre as técnicas empregadas para estudar a ação de barreiras de fluxo na 
recuperação avançada de petróleo, o objetivo deste projeto consiste em utilizar a 
Ressonância Magnética Nuclear (RMN) no domínio do tempo para avaliar o 
processo SELEPOL® aplicado à rocha de arenito. Para tanto, será avaliada a 
mobilidade das moléculas dos diferentes fluidos injetados em meios heterogêneos. 
Os fundamentos das técnicas de RMN utilizadas neste trabalho são apresentados 
nos Capítulos II e III. 
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CAPÍTULO II 
 
Ressonância Magnética Nuclear 
 
Fundamentos de relaxometria 
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II.1 Ressonância Magnética Nuclear 
 
 A espectroscopia de Ressonância Magnética Nuclear baseia-se na resposta 
dos spins nucleares à interação com a radiação eletromagnética. Vários núcleos 
atômicos apresentam momento magnético resultante não nulo e momento angular 
ou spin associado, de modo que quando expostos a ação de um campo magnético 
externo, os spins nucleares passam a precessar ao redor da direção deste campo. 
Quando os spins nucleares magnéticos interagem com campos magnéticos 
externos, sinais mensuráveis podem ser produzidos (Coates e colaboradores, 1999). 
 No caso da RMN, quando a energia da radiação (hν) coincide com a diferença 
de energia entre os níveis fundamental e excitado dos spins nucleares, as transições 
entre estes níveis energéticos ocorrem com absorção de fótons na região de 
radiofrequências. A volta dos spins ao estado fundamental ocorre 
preponderantemente por processos de relaxação não radioativos, descritos pelos 
tempos de relaxação longitudinal (ou spin-rede) e transversal (ou spin-spin). 
Medidas através de RMN podem ser feitas em qualquer núcleo que tenha um 
número impar de prótons ou nêutrons ou ambos, como o núcleo de hidrogênio (1H), 
carbono (13C) e sódio (23Na). Para a maioria dos núcleos encontrados em formações 
da terra, o sinal magnético nuclear induzido por campos magnéticos é muito 
pequeno para ser detectado com uma ferramenta de registro de RMN. No entanto, o 
hidrogênio, que tem apenas um próton e não tem nêutrons, é abundante na água e 
nos hidrocarbonetos, possui momento magnético relativamente grande, e produz um 
sinal forte (Coates e colaboradores, 1999). 
 Assim, quase todos os registros de RMN e estudo de rochas por RMN são 
baseados na resposta do núcleo do átomo de hidrogênio. Desta maneira, o estudo 
dos tempos de relaxação dos spins do núcleo de hidrogênio, por exemplo, é um 
importante parâmetro utilizado em ferramentas para perfilagem de poços com intuito 
de sondar os diversos ambientes químicos e obter informações dos fluidos contidos 
em reservatórios de petróleo. Esta abordagem é o foco deste trabalho, em que 
análises dos tempos de relaxação de fluidos confinados em plugs de rocha permitem 
a caracterização destes sistemas. Através da RMN pode-se obter informações 
referentes à quantidade dos fluidos presentes na rocha, propriedades desses fluidos, 
distribuição de tamanhos dos poros que contém esses fluidos e correlações com as 
diferenças de permeabilidade das rochas. 
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 Para um melhor entendimento da aplicação desta técnica, este capítulo 
apresenta uma breve introdução aos princípios da Ressonância Magnética Nuclear e 
aos conceitos da relaxometria no domínio do tempo. 
O núcleo do átomo de hidrogênio é um próton, partícula carregada 
positivamente, com um momento angular ou spin associado. O movimento de giro 
do próton gera um campo magnético (ou momento magnético) com dois pólos (norte 
e sul) alinhados com o eixo de rotação. 
 Ao spin nuclear, propriedade fundamental da RMN, está associado o 
momento angular de spin (I), que possui módulo conforme a Equação 1: 
 
|ܫ| ൌ 	 ሾܫሺܫ ൅ 1ሻሿଵ ଶൗ 	 ௛ଶగ     Eq. 1 
em que, I é o número quântico de spin e h é a constante de Planck (6,626 x 10-34 J s). 
  
 A componente do momento angular de spin segundo o eixo z (Iz) é definida 
pelo número quântico magnético de spin nuclear (MI), de acordo com a Equação 2: 
 
 ܫ௭ ൌ 	ܯூ 	 ௛ଶగ     Eq. 2 
 
 Para que os núcleos atômicos produzam sinais mensuráveis em RMN ao 
interagir com o campo magnético externo, devem apresentar momento angular de 
spin não nulo. Assim, conforme a Eq. 1, núcleos que possuem número quântico de 
spin nulo, não apresentam momento angular de spin, sendo, portanto, inativos em 
RMN. 
 Os números quânticos I e MI são quantizados e assumem valores entre –I, –I 
+ 1,...,I – 1, I, sendo que I pode ter valores inteiros e meio-inteiros, por exemplo, 1/2 
para os núcleos de 1H e 13C, 3/2 para 2H, 5/2 para 27Al. As explicações posteriores 
serão referenciadas para a espectroscopia do próton (1H), uma vez que é o núcleo 
de interesse neste trabalho. 
 Alinhado ao momento angular de spin (I), associa-se o momento magnético 
nuclear (μ), cuja magnitude é proporcional a I pela razão giromagnética (γ), como 
mostrado na Equação 3: 
 
  ߤ ൌ ߛ	|ܫ|     Eq. 3 
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 No núcleo do átomo de hidrogênio o momento magnético está alinhado com o 
eixo de rotação, de modo que na ausência de um campo magnético, os núcleos não 
apresentam um alinhamento direcionado, ou seja, estão dispostos aleatoriamente e 
apresentam a mesma energia (degenerescência), como representado na Figura 3: 
 
 
Figura 3 – Esquema representativo da disposição aleatória dos núcleos de 
hidrogênio na ausência de campo magnético externo. (Coates e colaboradores, 
1999) 
  
No entanto, a aplicação de um campo magnético externo homogêneo e 
estático (B0) ao sistema, que por convenção possui o sentido do eixo z, quebra a 
degenerescência dos estados quânticos e divide a energia do sistema em (2I + 1) 
níveis, levando a um pequeno excesso de spins no nível de menor energia. Esse 
desdobramento dos níveis de energia é denominado Efeito Zeeman, e as transições 
entre os seus níveis constituem os fenômenos estudados em RMN. Assim, a energia 
(E) de cada nível é resultante do produto escalar entre o momento magnético 
nuclear e o campo magnético aplicado (B0), conforme a Equação 4: 
 
 ܧ ൌ െ	ߤ	ܤ଴ ൌ െ	ߛ	ܫ௭	ܤ଴ ൌ െ	ߛ	ܯூ 	 ௛ଶగ	ܤ଴	   Eq. 4 
 
 Para o próton a diferença de energia entre os estados quânticos de spin +1/2 
e -1/2 é dada pela Equação 5:  
 
 ߂ܧ ൌ ܧାభ మൗ െ	ܧିభ మൗ ൌ ߛ	ܤ଴
௛
ଶగ	    Eq. 5 
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 Como as transições detectáveis em RMN pelas regras de seleção são apenas 
as que ocorrem entre níveis adjacentes de energia, de modo que ∆MI = ±1, então a 
energia de radiofrequência envolvida nas transições para que haja ressonância do 
sistema de spins é calculada conforme a Equação 6, e a frequência desta radiação é 
dada pela Equação 7 (em Hz) ou 8 (em rad.s-1):: 
 
 ߂ܧ ൌ ݄ߥ ൌ ߛ	ܤ଴ ௛ଶగ	    Eq. 6 
 
 ߥ଴ ൌ ఊ஻బଶగ 	     Eq. 7 
 
 ߱௅ ൌ ఔబଶగ 	ൌ ߛ	ܤ଴    Eq. 8 
 
 A frequência ωL é denominada frequência de Larmor, sendo a frequência de 
ressonância observada nos espectros de RMN. Como a razão giromagnética é 
computada na frequência de Larmor, é possível diferenciar as espécies nucleares, 
uma vez que sob um mesmo campo magnético cada núcleo terá frequência de 
Larmor diferente. 
 A interação do campo B0 com o momento magnético do núcleo μ gera um 
torque, μ x B0, que provome a precessão dos spins nucleares ao redor do eixo z na 
frequência de Larmor, como mostrado na representação da Figura 4. 
 
 
Figura 4 – Esquema representativo da precessão de um núcleo com frequência de 
Larmor sob aplicação do campo externo B0. (modificada de Coates e colaboradores, 
1999) 
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 Na Figura 5 está representada a quebra de degenerescência dos estados 
quânticos para o próton nos dois níveis de energia (2I + 1) devido à ação de B0. 
 
 
Figura 5 – Esquema representativo do efeito Zeeman para o 1H em (2I + 1) níveis 
de energia na presença do campo externo B0. (modificada de Coates e 
colaboradores, 1999) 
 
 Como resultado do efeito Zeeman para os núcleos de hidrogênio, em que um 
grande número de prótons precessam ao redor de B0, alguns paralelamente ao 
campo e outros em sentido antiparalelo, tem-se da soma vetorial de todos os spins a 
magnetização líquida (M0), como exemplificado na Figura 6. 
 
 
Figura 6 – Esquema representativo da magnetização líquida M0 resultante da soma 
vetorial das contribuições de todos os spins alinhados paralelamente e 
antiparalelamente ao campo B0. (modificada de Coates e colaboradores, 1999) 
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 A aplicação de um pulso de radiofrequência perpendicular ao eixo z, aqui 
denominado B1, tal que ωL = ω1, impõe sobre o sistema de spins uma magnetização 
resultante da soma dos campos B0 e B1. Assim, dependendo do tempo de aplicação 
deste pulso (tp), a direção da magnetização M0 pode ser deslocada e focalizada no 
plano xy, enquanto precessa ao redor do eixo z, conforme calculado pela Equação 9 
e representado na Figura 7. 
 
 ߠ ൌ ߛ	ܤଵ	ݐ௣     Eq. 9 
 
 
Figura 7 – Esquema representativo do deslocamento da magnetização M0 para o 
plano xy devido à aplicação do campo B1 perpendicular a B0. (Ungarato, 2013) 
 
 Sob a aplicação de B1, os prótons do nível de menor energia absorvem 
energia e passam para o estado de maior energia, tornando a precessão em fase 
entre si, sendo essa a ressonância magnética nuclear. 
 A oscilação da magnetização M0, pela lei de indução Faraday-Lenz, induz 
uma corrente e uma diferença de potencial elétrico (DDP) na bobina que é 
posicionada no plano xy para captação do sinal elétrico. Consequentemente, este 
sinal apresentará a mesma frequência ν0, que geralmente é da ordem de 106 a 108 
Hz. 
 Num conjunto de spins idênticos que não interagem entre si, sob um campo 
magnético homogêneo, o sinal elétrico apresenta apenas uma frequência 
característica. Já numa amostra real, além dos spins não estarem isolados, 
processos dinâmicos dos movimentos moleculares como difusão rotacional, 
translações e reorientações moleculares, induzem campos transversais, Bx e By, que 
oscilam com o tempo característico desses movimentos, τc. Como consequência, a 
magnetização M0, bem como o sinal elétrico na bobina receptora, apresenta um 
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movimento oscilatório amortecido, o que leva a redução da intensidade do sinal a 
zero após um tempo característico de relaxação. 
 Assim, ao cessar a aplicação da radiofrequência B1, a magnetização do 
sistema de spins tende a relaxar, retornando à condição inicial de precessão ao 
redor do eixo z. O decaimento temporal do sinal da magnetização, nomeado 
decaimento livre da indução (Free induction decay – FID, em inglês), e representado 
na Figura 8, consiste então na relaxação magnética nuclear. A relaxação nuclear 
pode ocorrer por dois processos diferentes com tempos característicos: através da 
relaxação transversal (T2), ou da relaxação longitudinal, (T1), conforme descrito nos 
itens a seguir. 
  
 
Figura 8 – Esquema representativo do sinal típico de RMN: decaimento da 
intensidade da magnetização M0 no plano xy após a retirada do campo B1. 
(Ungarato, 2013) 
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II.2 Relaxação Longitudinal ou relaxação spin-rede (T1) 
 
 No processo de relaxação longitudinal, as transições entre os níveis de 
energia envolvem a transferência de energia entre os spins do estado excitado e a 
rede de spins do estado fundamental. 
 O principal método para medir T1 é denominado inversão-recuperação (IR), 
em que é aplicado um pulso de 180° para deslocar a magnetização para o eixo –z e 
em seguida, após certo tempo (τ), é aplicado um pulso de 90° que focaliza a 
magnetização no plano xy. Então, é obtida a variação da intensidade do sinal da 
magnetização em função do tempo (FID) enquanto retorna ao equilíbrio ao redor do 
eixo z. A representação da sequencia de pulsos para obtenção do FID para medida 
da relaxação longitudinal é mostrada na Figura 9. 
 
  
Figura 9 – Esquema representativo da sequencia de pulsos utilizada para medida 
da relaxação longitudinal e gráfico da variação da magnetização em função do 
tempo. (Ungarato, 2013) 
  
 O decaimento da magnetização do plano XY para o eixo Z, após o pulso de 
90° é regido pela Equação 10: 
  
ܯ௭ሺݐሻ ൌ 	ܯ଴ ቀ1 െ ݁௧ భ்ൗ ቁ    Eq. 10 
em que t é tempo que os prótons são expostos ao campo B0; Mz(t) é a magnitude da 
magnetização no tempo t, quando a direção de B0 é tomada ao longo do eixo z; M0 é 
a magnetização final e máxima em um determinado campo magnético. 
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II.3 Relaxação Transversal ou relaxação spin-spin (T2) 
 
 A relaxação transversal, no entanto, não ocorre pela volta dos spins ao estado 
fundamental restaurando a magnetização Mz, mas, por outro lado, se dá pela perda 
de coerência da precessão dos spins ao redor do campo externo B0. Assim, além 
dos campos magnéticos oscilantes gerados pelos movimentos moleculares 
brownianos, a não homogeneidade do campo sentido pelos spins da amostra, 
ocasiona precessões com frequências de Larmor ligeiramente diferentes que 
consequentemente leva à perda de coerência após um tempo característico (T2), 
zerando a magnetização Mx,y. 
 A perda de coerência devido a não homogeneidade do campo, porém, pode 
ser anulada ou reduzida drasticamente através da sequência de pulsos denominada 
Carr-Purcell-Meiboom-Gill (CPMG). No entanto, a defasagem resultante das 
interações moleculares e da difusão é irreversível. 
 A medida de relaxação por T2 pela sequência CPMG consiste na aplicação de 
um pulso de 90º, que desloca a magnetização para o plano xy, e após certo tempo 
(τ) de iniciada a defasagem da magnetização Mx,y, a aplicação de um pulso de 180º, 
para inverter os ângulos de fase e, portanto, promover a refasagem da 
magnetização, até que estando completa, um sinal mensurável é gerado após o 
tempo 2τ do início do experimento. A Figura 10 mostra um esquema de 
representação da refasagem da magnetização a partir da aplicação da sequência 
CPMG. Esta sequência de pulsos leva apenas alguns segundos para ser executada, 
o que torna seu uso prático tanto em experimentos laboratoriais quanto em 
aplicações durante a testemunhagem. 
 
 
Figura 10 – Esquema representativo da sequencia de pulsos utilizada para medida 
da relaxação transversal. (Coates e colaboradores, 1999) 
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 A constante de decaimento da magnetização transversal é chamada de 
tempo de relaxação transversal ou T2. A amplitude da magnetização transversal 
Mx(t) é dada pela Equação 11: 
ܯ௫ሺݐሻ ൌ 	ܯ଴	ܿ݋ݏሺ߱଴ݐሻ	݁ି௧ మ்ൗ     Eq. 11 
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CAPÍTULO III 
 
Ressonância Magnética Nuclear 
 
Aplicações em sistemas rocha-fluido 
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 A grande aplicabilidade das medidas de relaxação transversal para estudos 
de fluidos contidos em sistemas porosos advém da relação inversamente 
proporcional de T2 com o tempo característico dos processos dinâmicos dos 
movimentos moleculares, τc, chamado tempo de correlação. Assim, moléculas com 
altas velocidades de difusão e translação, por exemplo, apresentam um baixo valor 
de τc, ou seja, perdem rapidamente a correlação entre si devido a esta 
movimentação. Consequentemente a perda de coerência da magnetização ocorre 
num tempo de relaxação maior. 
 Através da relaxometria por RMN de 1H é possível obter informações 
referentes à estrutura e a dinâmica dos líquidos confinados em sistemas porosos, 
inferindo sobre a difusão de fluidos, molhabilidade e intumescimento de sistemas 
poliméricos, bem como a porosidade de rochas. Nos poros da rocha o fato de uma 
fração das moléculas estar ligada à superfície enquanto a maior parte está livre no 
meio do poro, origina diferenças de mobilidade destas moléculas. Assim, através da 
medida dos tempos de relaxação, obtêm-se curvas de populações dos núcleos que 
estão em cada ambiente (ligado ou livre), o que permite sua investigação por RMN. 
 Os parâmetros de RMN, T1, tempo de relaxação longitudinal, e T2, tempo de 
relaxação transversal, podem ser utilizados para avaliar, por exemplo, a mobilidade 
molecular da água em um sistema confinado em comparação com a água livre 
(bulk). A relaxação transversal (caracterizada pelo tempo T2) é um processo 
influenciado pelos núcleos de diferentes mobilidades. Quando a água está ligada 
rigidamente a macromoléculas (por exemplo numa matriz de proteína), é altamente 
imobilizada e mostra valores de T2 reduzidos, enquanto que a água livre é 
prontamente móvel e apresenta valores de T2 relativamente longos (Kuo e 
colaboradores, 2001). A relaxação longitudinal é um processo ligeiramente diferente, 
embora de modo geral um maior T1 significa também uma maior mobilidade (Ruan e 
Chen, 2000). Assim, estas medidas podem fornecer informações úteis sobre a força 
ou grau de ligação da água nos sistemas (Kuo e colaboradores, 2001). 
 Neste contexto, estudos de RMN podem ser utilizados para avaliar a 
porosidade de rochas e correlacionar a distribuição de tamanhos de poros, a fração 
de água ligada e a permeabilidade com os espectros de T1 e T2. Por se tratar de 
uma técnica não invasiva, que pode fornecer informações sobre a estrutura porosa, 
a quantidade de líquido in-situ e as interações entre os fluidos nos poros da rocha, a 
RMN pode então ser utilizada como um método relativamente rápido e fácil para 
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determinação do parâmetro de molhabilidade de rochas (Al-Mahrooqi e 
colaboradores, 2003). 
 Inúmeros pesquisadores têm explorado a relação entre a molhabilidade e as 
medidas de relaxação por RMN. Hsu e colaboradores (1992) realizaram 
experimentos de relaxação por RMN para estudar a molhabilidade da água em 
calcários e dolomitas. Eles concluíram que as medidas de relaxação de próton 
podem ser utilizadas para diferenciação de superfícies molháveis a água e a óleo. 
Ademais, observaram que o T1 do fluido é fortemente afetado por impurezas 
paramagnéticas presentes na superfície da rocha, e que é possível obter uma boa 
correlação entre molhabilidade determinada por RMN e método combinado 
Amott/USBM. 
 Oren e colaboradores (1994), ao realizarem estudos em arenito contendo óleo 
e água, descobriram que sendo uma rocha molhável a água, quando completamente 
saturada pelo fluido, a interação rocha-fluido é maior quando a água ocupa o espaço 
poroso em detrimento do óleo. Quanto mais intenso os processos de relaxação na 
superfície, menor o valor de T1, de forma que a intensidade do mais longo T1 
corresponde à saturação de óleo. Assim, a distribuição de óleo na saturação residual 
pode ser inferida por medidas de RMN. 
 Os estudos de RMN mais publicados sobre molhabilidade de rochas 
concentravam-se principalmente nas medidas de T1. No entanto, avanços 
significativos nas técnicas de RMN possibilitaram melhorias nas medidas de 
relaxação de forma que a maioria dos instrumentos de laboratório de RMN e as 
ferramentas de registro são capazes de processar os sinais de RMN de distribuições 
de tempo de relaxação T1 e T2. A medida de T2, portanto, é preferida, uma vez que é 
mais rápida e geralmente proporciona distribuições semelhantes a T1 (Al-Mahrooqi e 
colaboradores, 2003). 
 Para fluidos confinados em meios porosos três mecanismos de relaxação 
ocorrem: a relaxação do bulk, que se deve a propriedade intrínseca do fluido; a 
relaxação na superfície, devido à interface sólido-fluido; e a relaxação induzida por 
difusão devido ao gradiente de campo. O tempo de relaxação do fluido é menor 
quanto maior a interação com as paredes do poro. No sistema rocha-fluido, no limite 
da difusão rápida, o tempo de relaxação observado experimentalmente é um tempo 
médio de relaxação para todos os núcleos nos poros. Assim, quanto menor o poro, 
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maior será o valor de τc dos núcleos e a interação do fluido com a superfície, e, 
portanto, mais rápido os processos de relaxação (menores os tempos). 
 Para uma amostra totalmente saturada, cada tamanho de poro tem um valor 
distinto de T2 correspondente ao fluido, que é proporcional à razão 
superfície/volume. A relaxação correspondente a um determinado tamanho de poro 
terá um valor de T2 e uma amplitude característica proporcional à quantidade de 
fluido contido em todos os poros deste tamanho. Assim, T2 será proporcional à razão 
Área superficial/Volume. O perfil de relaxação resultante em um sistema poroso é 
então constituído por uma distribuição contínua de valores de T2, cada um com 
diferentes amplitudes de sinal, que permitem o mapeamento do fluido presente nos 
diferentes poros e ambientes da rocha (Al-Mahrooqi e colaboradores, 2003). 
 O trabalho de Al-Mahrooqi e colaboradores (2003) apresenta estudos que 
relacionam as medidas de relaxação de RMN por T2 com a molhabilidade de 
arenitos parcialmente saturados com salmoura. 
Sistemas ar-água são comumente usados para definir o limite entre fluido livre 
e ligado na distribuição de T2, o que é conhecido como corte de T2. A análise de tais 
sistemas é relativamente fácil, pois não existe resposta de RMN relativa ao ar e o 
relaxamento por T2 é exclusivamente devido aos prótons da água (Al-Mahrooqi e 
colaboradores, 2003). 
No resultado apresentado pelos autores, o corte de T2 é identificado pela linha 
vertical pontilhada no gráfico da Figura 11(a) abaixo, representando o limite da 
resposta de relaxação entre as populações de moléculas livres da água no interior 
dos poros e de moléculas ligadas à superfície dos poros. 
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(a)       (b) 
Figura 11 – (a) Típica distribuição de T2 para arenito impregnado com água nas 
condições de saturação total (Sw = 100) e de saturação irredutível de água (Swi), 
para determinação de corte de T2; (b) Distribuições de T1 e T2 para uma das 
amostras de arenito (#94), limpa e completamente saturada com água (Al-Mahrooqi 
e colaboradores, 2003). 
  
 Para a determinação do corte de T2, obtém-se primeiramente a curva de 
distribuição de tempos de relaxação para uma amostra de rocha saturada com água, 
Sw = 100. Então a amostra é centrifugada até saturação irredutível de água (Swi), 
em que toda água móvel do interior da amostra é deslocada pelo ar que passa a 
ocupar os poros, e uma nova curva de distribuição de tempos de relaxação é obtida. 
 Na condição de saturação irredutível de água (Swi), toda a água é 
capilarmente ligada aos poros e a distribuição correspondente de T2 representa, 
portanto, a faixa de tamanho de poros contendo água imobilizada. Alguns valores de 
T2 muito curtos também podem resultar de água em anéis pendulares, fendas e 
rugosidades da superfície dos poros. Nestes caso é observado um aumento na 
amplitude do sinal para pequenos valores de T2, quando comparado com o sinal do 
plug completamente saturado (Al-Mahrooqi e colaboradores, 2003). 
Para rochas contendo óleo e água, a interpretação da distribuição T2 torna-se mais 
complexa. Em rochas fortemente molháveis a água, o filme de água molhante 
impede o óleo de interagir com a superfície dos poros. A relaxação por T2 do óleo 
não molhante é governada pela interação entre os núcleos de hidrogênio do óleo, 
que produz então uma distribuição de relaxação próxima à resposta de bulk do óleo. 
Qualquer água presente estará em contato com a superfície dos poros e sua 
distribuição de T2 estará relacionada ao tamanho dos poros ou à água em anéis 
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pendulares e rugosidades da superfície dos poros. Já em rochas fortemente 
molháveis a óleo, os sinais para óleo e água serão invertidos (ou seja, a água relaxa 
como bulk e o óleo relaxa de acordo com os tamanhos dos poros). Além disso, os 
tempos de relaxação para óleo e água geralmente têm valores diferentes. Assim, 
analisando a localização dos picos na distribuição T2 em diferentes saturações, a 
molhabilidade do sistema rocha-fluido pode ser deduzida. A magnitude da resposta 
T2 referente ao óleo e à água depende do volume presente e da densidade de 
prótons de cada fluido. Qualquer tentativa de calcular saturações de cada fluido 
precisa cosniderar esse efeito (Al-Mahrooqi e colaboradores, 2003). 
 As informações sobre os parâmetros de corte do reservatório (porosidade 
mínima, saturação máxima de água, saturação irredutível de água, etc.) são usadas 
para indicar o possível potencial econômico para justificar a produção de petróleo 
e/ou gás natural. 
 Ambas as distribuições de T1 e T2 para arenito são muito similares, como 
mostrado pelos pesquisadores na Figura 11(b). Porém, as medidas de T2 são mais 
rápidas e por isso mais comuns em testemunhagens (Al-Mahrooqi e colaboradores, 
2003). 
 Para sistemas bifásicos, oléo e água, medidas de T2 foram feitas na saturação 
irredutível ou residual e após imbibição ou drenagem espontânea durante medidas 
de molhabilidade pela metodologia Amott. A Figura 12(a,b) mostra a distribuição de 
T2 para amostra de arenito de maior porosidade (#40) em diferentes saturações. A 
amostra limpa foi inicialmente totalmente saturada com agua (Sw=1.00 -cleaned). A 
distribuição em tempos menores corresponde à água presente em poros menores 
(Al-Mahrooqi e colaboradores, 2003).  
Na condição de saturação irredutível de água (Swi=0.38), o sinal do óleo é 
representado pela distribuição de T2 em tempos mais longos que o de corte de T2 
(linha pontilhada). O pico largo em tempos longos foi deslocado para tempos mais 
longos, devido ao óleo não molhante, ou seja, resposta próxima à de bulk para o 
óleo (área hachurada). A água que molha os poros maiores, invadidos pelo óleo, 
causa um aumento na amplitude do sinal da resposta em curtos tempos para 
amostra na condição de saturação irredutível de água (Swi). Para maior saturação 
de água, o pico do óleo diminui proporcionalmente à mudança na saturação de óleo 
(Figura 12(b)) (Al-Mahrooqi e colaboradores, 2003). 
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Ao comparar as distribuições após imbibição espontânea e forçada (Figura 
12(b)), nota-se que o pico de tempo longo diminui, torna-se mais largo e é deslocado 
para tempos mais longos. Durante a imbibição espontânea, a água entra em poros 
menores ou aumenta o tamanho dos filmes de água. A água introduzida durante a 
imbibição forçada está localizada no centro dos poros maiores e protegida da 
superfície pelo óleo molhante. Como o pico de T2 para água de bulk é de cerca de 
1600 ms, o pico alargado é o resultado de sobreposição do sinal de óleo molhante e 
água não molhante nos poros maiores. Isso indica que nesta amostra as regiões 
microporosas permanecem molháveis à água enquanto os poros maiores são 
molháveis a óleo (Al-Mahrooqi e colaboradores, 2003). 
 
  
(a)       (b) 
Figura 12 – Distribuições de T2 para a amostra de arenito de maior porosidade (#40) 
em diferentes saturações de água e óleo: (a) totalmente saturada com agua 
(Sw=1.00 -cleaned) e na saturação irredutível de água (Swi=0.38), (b) maior 
saturação de água (Sw=0.40) e após imbição forçada de água. Área hachurada 
representa reposta de bulk para o óleo (Al-Mahrooqi e colaboradores, 2003). 
  
 Os resultados de RMN destes pesquisadores sugerem que as distribuições de 
T2 podem fornecer informações valiosas sobre a molhabilidade da rocha, as 
interações rocha-fluido e a distribuição de fases nos poros.  
 Permeabilidade também é um parâmetro fundamental para estimar a 
produção de um reservatório e nesse sentido, medidas de RMN como a distribuição 
de T2 permitem estimar a permeabilidade das rochas com diferentes 
empacotamentos de grãos. Os perfis obtidos por estas análises torna possível 
caracterizar os sistemas rochosos quanto à sua capacidade de produção, permitindo 
43 
 
um fluxo maior ou menor de fluidos em seu meio poroso, como ilustrado a seguir na 
Figura 13. 
 
Figura 13 – Correlação entre a permeabilidade de rochas e o perfil de distribuição 
de T2 para fluidos confinados no meio poroso. (Allen e colaboradores, 1998) 
 
 Imageamento por Ressonância Magnética (do inglês Magnetic Resonance 
Imaging – MRI) trata-se de outra técnica relacionada à RMN que tem se mostrado 
muito importante para investigação sistemas de fluidos confinados em amostras 
rochas e caracterização de testemunhos de reservatórios. 
 A maioria dos estudos de rochas de reservatório por imageamento tem sido 
realizada utilizando sonda de 1H para obter o sinal da fase fluida, sendo similar ao 
imageamento de exames biomédicos. As diferenças nas propriedades magnéticas 
devem-se principalmente à natureza da matriz sólida em que os fluidos confinados 
se movimentam, em conjunto com a característica multifásica dos fluidos. Além 
disso, o fluido representa geralmente menos de 30% do volume da amostra, o que é 
bem menor por uma margem considerável da fração presente em um tecido típico 
avaliado por imageamento em estudos biomédicos. Como consequência, na maioria 
dos estudos com sistemas rocha-fluido, necessita-se de tempos bem maiores de 
medidas para conseguir boas razões sinal/ruído. (Packer, 2007) 
 A obtenção de imagens de duas ou mais fases líquidas, presentes 
simultaneamente no interior dos poros de rocha, demanda meios de discriminação 
dos sinais referentes a cada fase. Para este objetivo há vários possíveis 
abordagens, sendo que a escolha depende das características tanto dos fluidos 
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quanto da rocha que os contém. Os métodos principais são baseados em diferenças 
de deslocamento químico ou de tempo de relaxação. Métodos de imageamento 
ponderado por deslocamento químico que são usados para diferenciar água de 
gordura em aplicações médicas podem ser usados para diferenciar água e óleo em 
rochas. No entanto, é necessário que os processos de relaxação transversal 
intrínseco não alarguem as linhas significativamente além da diferença de 
deslocamento químico e a fase oleosa possua baixa viscosidade. Muitos óleos crus 
têm alta viscosidade e larguras de linha intrínsecas que impedem o imageamento 
por deslocamento químico. Entretanto, uma grande diferença de T2 entre as fases 
aquosa e oleosa possibilita que a fase aquosa seja detectada separadamente. 
(Packer, 2007) 
 Neste contexto, ambos os estudos de Relaxometria e Imageamento por RMN 
tem potencial para suportar a avaliação de estratégias de produção em um dado 
reservatório e acelerar o entendimento de processos dinâmicos dos fluidos 
confinados. Em nenhum dos casos, no entanto, a RMN causou todo o impacto que 
poderia. Um ponto importante é a natureza das amostras estudadas e o grau de 
representatividade das condições do reservatório. Isto, porém, é mais sutil do que 
simples questão de temperatura e pressão. Na recuperação de testemunho, este 
pode ser recuperado em um estado “preservado” em que tentativas são feitas para 
manter a saturação dos fluidos que havia no reservatório. Diminuir a pressão e a 
temperatura altera estas saturações e pode afetar também as características de 
superfície ou molhabilidade da rocha. Entretanto, este não é unicamente um 
problema para estudos de RMN, mas sim uma questão genérica para todos os tipos 
de estudos com testemunhos. Assim, várias medidas têm sido feitas em amostras 
limpas em que os fluidos de reservatório foram removidos por lavagem ou extração 
por solvente seguida de restauração com os fluidos escolhidos para possibilitar a 
caracterização das propriedades de interesse. (Packer, 2007) 
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OBJETIVO 
 
O objetivo principal deste projeto consiste na investigação do processo 
SELEPOL® através da técnica de Ressonância Magnética Nuclear de próton (1H 
RMN) no domínio do tempo aliada a imagens obtidas por Ressonância Magnética 
Nuclear (MRI). 
Para esta finalidade objetiva-se construir um aparato experimental para a 
injeção dos fluidos que compõe o processo SELEPOL® em plugs de rochas em 
dimensões apropriadas para medidas diretas nos espectrômetros de RMN. 
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CAPÍTULO IV 
 
METODOLOGIA 
  	
47 
 
IV.1 Sistemas de Estudo 
 
 Foi realizado um conjunto de experimentos prévios com amostras de rochas e 
fluidos de trabalho para caracterizar a resposta magnética dos sistemas em relação 
às medidas de relaxação por Ressonância Magnética Nuclear (RMN) de Baixo 
Campo e à obtenção de imagens por RMN de Alto Campo. Assim, inicialmente 
amostras de arenito e de carbonato foram saturadas separadamente apenas com 
água do mar sintética (AMS) ou com petróleo. 
 A partir da caracterização dos sistemas rocha-fluido por RMN, foram 
desenvolvidos métodos para a realização de novo conjunto de experimentos para o 
estudo com fluidos de EOR, de modo a investigar o fenômeno de bloqueio de poros 
a partir a injeção de soluções poliméricas em amostras de rochas. Nesta etapa, 
devido a ajustes do porta-amostra e das condições experimentais, apenas amostras 
de arenito de diferentes permeabilidades foram avaliadas. 
 A seguir são descritos os materiais utilizados nos dois conjuntos de 
experimentos (caracterização dos sistemas e bloqueio de poros): 
  
 Rochas: Arenito e Carbonato 
 
 Nos experimentos iniciais para a caracterização dos sistemas foram utilizadas 
amostras de rochas de arenito e de carbonato. Ambas as amostras são oriundas de 
afloramento e foram fornecidas pelo Laboratório de Mecânica Computacional  do 
Departamento de Estruturas da Faculdade de Engenharia Civil, Arquitetura e 
Urbanismo (FEC) da Unicamp, sendo Arenito da Formação Botucatu e Carbonato do 
tipo coquina da Formação Morro do Chaves. 
 As rochas foram cortadas em formato cilíndrico com 7 mm de diâmetro por 
aproximadamente 15 mm de comprimento, denominados plugs, para que tivessem 
dimensões adequadas para as medidas de RMN realizadas em tubos de 10 mm de 
diâmetro. O equipamento utilizado para o corte dos plugs foi uma furadeira tipo serra 
copo, em que há um fluxo de água na lâmina da serra. Deste modo, os plugs 
continham água nos poros após esta operação, e para padronização as amostras 
foram posteriormente secas em estufa a 60ºC por aproximadamente 15 horas. 
 No segundo conjunto de experimentos, de estudo do bloqueio de poros, foram 
utilizadas amostras de rochas de arenito de diferentes permeabilidades fornecidas 
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pelo Laboratório de Métodos Térmicos de Recuperação  da Faculdade de 
Engenharia Mecânica (FEM) da Unicamp, sendo também oriundas de afloramento 
(Formação Botucatu). Foram obtidos plugs destes arenitos no mesmo formato 
descrito anteriormente, porém estas amostras foram secas em mufla a 400ºC por 2 
horas após o corte. A Tabela 1 apresenta a identificação dos dois tipos de arenito 
estudados com relação aos parâmetros de permeabilidade e porosidade, que foram 
medidos pelo mesmo laboratório que cedeu as amostras: 
 
Tabela 1 – Propriedades das amostras de arenito. 
 
Permeabilidade a ar 
κ /mD 
Porosidade 
ϕ /% 
A
m
os
tr
a 
in
ic
ia
l Arenito I 3.000 31 
Arenito II 86 26 
 
 As medidas de permeabilidade e porosidade foram realizadas para as 
amostras iniciais de cada rocha, sendo estas de dimensões bem maiores 
(aproximadamente 4 x 25 cm) que a dos plugs cortados para os experimentos 
realizados neste trabalho. Assim, os valores apresentados na Tabela 1 
correspondem ao valor médio para a amostra inicial e cada plug retirado destas 
amostras pode apresentar variações para ambos os parâmetros. No entanto, é 
razoável considerar que diferença de permeabilidade entre os plugs de cada tipo de 
arenito corresponda à mesma escala de grandeza. Já com relação à porosidade, 
não se espera diferenças tão significativas entre os plugs. 
 Todas as amostras de rochas de ambos os conjuntos de experimentos foram 
utilizadas após a secagem sem nenhum preparo adicional ou limpeza para a 
realização dos ensaios com fluidos. 
 
 Fluidos de saturação e injeção 
  
 Para os experimentos de caracterização dos sistemas, foram utilizados como 
fluidos para saturação dos plugs de rochas apenas água do mar sintética (AMS) e 
petróleo bruto. 
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 A solução de AMS foi preparada à temperatura ambiente a partir da 
dissolução dos respectivos sais (Tabela 2) em água deionizada para obter a 
concentração mostrada na Tabela 3. 
 
Tabela 2 – Fornecedores e pureza dos sais utilizados. 
Sal MM / g.mol-1 Fornecedor (pureza) 
CaCl2.2H2O 147,02 Carlo Erba (99%) 
MgCl2.6H2O 203,30 Synth (99%) 
KCl 74,55 Synth (99%) 
NaCl 58,44 Synth (99%) 
Na2SO4 142,04 Sigma-Aldrich (>99%) 
 
Tabela 3 – Composição da água do mar sintética (AMS) utilizada. 
Íon Concentração / mg.L-1 
Na+ 11500 
Mg2+ 1390 
Ca2+ 504 
SO42- 2834 
Cl- 21300 
K+ 226 
 
 O petróleo utilizado para todos os ensaios foi fornecido pelo Centro de 
Pesquisas e Desenvolvimento da Petrobras (CENPES), que também informou o 
ºAPI do óleo no valor de 17,57, sendo considerado, portanto, um óleo pesado. 
 Os polímeros utilizados para os ensaios de bloqueio de poros foram 
fornecidos pela SNF Floerger e utilizados como recebidos, sem tratamento posterior. 
A Tabela 4 apresenta as informações do fornecedor para os polímeros poliacrilamida 
(PAM) e poliamina (FL18), bem como a concentração das soluções preparadas em 
AMS. 
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Tabela 4 – Características dos polímeros e concentração das soluções em AMS. 
Parâmetro PAM FL18 
MM / g.mol-1 2.106 alta* 
Característica iônica aniônico catiônico 
Pureza 100% 49-52% 
Aspecto físico pó solução 
Informação estrutural 25-30% hidrolisada 
Altamente 
ramificada 
Código do fornecedor FLOPAAM 3630 
FLOQUAT FL 
3249 
Concentração em AMS / 
ppm (em massa) 
2000 3000 
* O valor da Massa Molar da Poliamina não foi informado pelo fornecedor, 
apenas um comparativo dentre os demais polímeros do portfolio. 
 
 O preparo das soluções de PAM e FL18 foi realizado adicionando-se 
diretamente a massa correspondente dos polímeros conforme recebidos em AMS. 
Como reticulante da PAM foi utilizada solução de cloreto de alumínio (AlCl3 – Fluka, 
pureza ≥ 99,0%) 500 ppm em AMS. 
 Os experimentos ou preparos de amostra para os quais não está especificada 
a temperatura de trabalho foram realizados à temperatura ambiente. 
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IV.2 Ensaios 
 
 Saturação inicial da rocha 
 
 Para a saturação dos plugs de rochas com petróleo foi utilizado o sistema de 
vidraria como apresentado na Figura 14. Uma bomba de vácuo é acoplada na saída 
lateral do tubo que contém os plugs, para a retirada do ar contido nos poros das 
rochas, e um funil é conectado na entrada superior, para adição do petróleo aos 
plugs. Inicialmente é fechada a conexão da mangueira entre o tubo e o funil e aberta 
a conexão da conexão da mangueira entre o tubo e a bomba, de modo que os plugs 
são então submetidos a vácuo por aproximadamente 4 horas. Na sequencia, fecha-
se a conexão da mangueira entre o tubo e a bomba e abre-se lentamente a conexão 
da mangueira entre o tubo e o funil para a entrada do fluido no tubo e saturação 
inicial dos plugs com o fluido. 
 
  
Figura 14 – Fotografia do aparato experimental utilizado para saturação a vácuo dos 
plugs de rocha com petróleo.  
 
 Injeção de fluidos sob pressão 
 
 Para os ensaios com os fluidos de barreira de fluxo foi necessário realizar a 
injeção sequencial de vários fluidos nos plugs de rocha, simulando o procedimento 
que é realizado nos reservatórios. Neste caso o aparato experimental para 
saturação a vácuo não possibilitava esta condição. Foi então fabricado um porta 
Plugs 
Funil 
Tubo 
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amostra que permitiu a injeção de fluidos sob pressão e a realização dos ensaios 
sequenciais. O módulo de bombeamento utilizado nestes ensaios foi o modelo 515 
HPLC Pump da Waters (Figura 15(a)), cuja faixa de vazão pode ser ajustada de 
0,000 – 10,000 mL/min, e pressão máxima de operação até 6000 psi (401 bar). 
 
 Inicialmente o porta-amostra fabricado para os ensaios em fluxo consistiu de 
um cilindro vazado e bipartido de aço inox, com diâmetro interno de 
aproximadamente 10 mm, em que o plug de rocha era posicionado. O conjunto 
“cilindro bipartido + plug” era encaixado em um cilindro rosqueável de aço inox, com 
orifício em cada extremidade para a passagem do fluido (Figura 15(b)). 
 
      
      (a)         (b) 
Figura 15 – (a) Fotografia do módulo de bombeamento para injeção de fluidos nos 
plugs de rocha; (b) Fotografia do porta-amostra em aço inox para os plugs de rocha. 
 
 Para centralizar o plug no porta-amostra e garantir que o fluido injetado 
permeasse através da rocha, os plugs foram recobertos com molde na superfície 
lateral. Os materiais testados foram: cola de silicone, mangueira de silicone e 
polidimetilsiloxano (PDMS). 
 Após avaliação dos moldes, verificou-se que era necessário ainda uma 
melhoria do porta amostra para aumentar a reprodutibilidade dos ensaios de injeção 
de fluidos. Assim, o porta-amostra para os ensaios de injeções sequenciais de 
fluidos realizados com Arenitos tipos I e II foi alterado para o modelo apresentado na 
Figura 16(b). 
 Nos experimentos de estudo do bloqueio de poros, todos os fluidos foram 
injetados nos plugs na vazão de 0,020 mL/min. Para este novo porta-amostra, foi 
utilizado como molde um pedaço de mangueira de silicone de diâmetro interno de 
Cilindro 
bipartido 
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0,6 cm e ligeiramente maior que o comprimento do plug. O plug de rocha foi inserido 
numa extremidade do molde e na extremidade sobressalente foi encaixado o 
cabeçote de aço para passagem do fluido. O conjunto molde-cabeçote-plug foi 
envolto por um cilindro de teflon bipartido, que foi então apertado por abraçadeiras. 
Esta configuração foi montada para que a pressão na face lateral do plug fosse 
maior que a da face radial quando feita a injeção dos fluidos, garantindo, portanto 
que o fluido realmente permeasse o interior do plug. 
 
      
     (a)                    (b) 
Figura 16 – (a) Fotografia do módulo de bombeamento para injeção de fluidos nos 
plugs de rocha; (b) Fotografia do porta-amostra em teflon para os plugs de rocha. 
 
 Para o experimento de corte de T2 para Arenitos I e II, os plugs foram 
saturados com AMS utilizando o porta amostra acima e após a medida de RMN, 
foram centrifugados a 5000 rpm por 20 min para nova medida.  
 
 A sequência de injeção de fluidos nos plugs para bloqueio dos poros 
detalhada nas etapas a seguir foi realizada conforme orientação do CENPES-
Petrobras com base no processo patenteado, SELEPOL®: 
 
a) saturação inicial a vácuo dos plugs com petróleo;  
b) recuperação do óleo por injeção sob pressão de água do mar sintética (AMS); 
c) injeção de solução aquosa de poliamina (FL18) a 3000 ppm em AMS; 
d) injeção de solução aquosa de poliacrilamida (PAM) a 2000 ppm em AMS; 
e) injeção de solução aquosa do reticulante AlCl3 a 500 ppm em AMS. 
 
Porta‐amostra 
Cabeçote 
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 Para as injeções dos polímeros e do reticulante foi considerada a injeção de 
aproximadamente o dobro do volume poroso (VP) do plug, sendo a vazão 
recomendada para a injeção destas soluções de 1 a 2 VP/h. 
 Para uma amostra típica de arenito utilizada nestes experimentos, VP é 
calculado como: 
 
ܸܲ ൌ ሺݒ݋݈ݑ݉݁	݀݋	݌݈ݑ݃ሻሺ݌݋ݎ݋ݏ݅݀ܽ݀݁	݀ܽ	ܽ݉݋ݏݐݎܽሻ ൌ 	 ሺߨݎଶ݄ሻ߶ ൌ ሺߨሺ0,7 2⁄ ሻଶ1,5ሻ0,30
ൌ 0,17݉ܮ 
 
 As etapas (d) e (e) foram repetidas mais duas vezes para que houvesse 
formação de três camadas de poliacrilamida reticulada. Após a injeção das soluções 
de FL18, PAM e AlCl3, foi realizada sempre uma injeção de AMS para a retirada do 
excesso dos polímeros ou reticulante, de modo a evitar a precipitação de polímeros 
nos poros. Assim, espera-se que os poros molhados pela fase aquosa contenham 
uma camada de poliamina (FL18) e camadas de poliacrilamida (PAM) reticuladas. 
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IV.3 Medidas por RMN 
 
 RMN de Baixo Campo: Relaxometria 
 
 As medidas dos tempos de relaxação transversal (T2) através da sequência 
de pulsos CPMG foram obtidas no Espectrômetro de Baixo Campo Minispec Bruker 
mq20, com sonda de 1H de 10 mm de diâmetro, campo magnético de 0,47 T 
(Frequência de ressonância do 1H = 20 MHz), com os seguintes parâmetros: tp(90°) 
≈ 8,0 μs, tp(180°) ≈ 16,0 μs, 8 scans, tempo entre scans de 4s, τ = 0,04 ms e 32000 
pontos. Foi acoplado um banho termostático ao espectrômetro para manutenção da 
temperatura da amostra em 25ºC. 
 Após obtidas as Curvas de Decaimento de Sinal, os dados foram 
processados utilizando o Software SLK Neo MultiExp. O processamento da curva 
neste software consiste na aplicação da Transformada Inversa de Laplace nas 
curvas exponenciais, gerando assim as chamadas Curvas de Distribuição de T2. A 
partir destas curvas então foram determinadas as populações de prótons nos 
diferentes ambientes químicos das amostras. Um exemplo do tratamento do sinal 
obtido na medida de T2 é mostrado para amostra de água destilada a 25ºC na Figura 
17. 
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Figura 17 – (a) Curva de Decaimento de Sinal da Magnetização para água; (b) 
Curva de Distribuição de T2 para água – única população de prótons. 
 
 RMN de Alto Campo: Imageamento 
 
 Nos estudos de imagem por RMN foi utilizado o equipamento de RMN Varian 
500 MHz, sonda de imagem mic500S2/AS com resolução de 10 micras, bobina de 1H 
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de 10mm e gradiente de campo nas direções x, y e z, em um console Bruker Avance 
III com amplificadores de gradiente de 40A, operando à temperatura ambiente. 
 Em cada experimento foram obtidas as imagens de 8 cortes radiais de 2 mm 
de espessura e 2 mm de espaçamento entre si, em matriz de 128 x 128 pixels, como 
esquema mostrado na Figura 18. Inicialmente sempre era realizada uma imagem 
prévia para plug utilizando poucos scans (acumulações) somente para verificar se os 
parâmetros selecionados e a quantidade de fluido presente na amostra eram 
suficientes para obter sinal. Então a imagem definitiva era feita com um número 
maior de scans, variando de 72 a 128, dentro da possibilidade de tempo de uso do 
espectrômetro. 
 As imagens foram tratadas com o software ImageJ, para melhor 
representação do contraste sinal/ruído e para comparação foi selecionada a imagem 
correspondente a região central da amostra. 
 
Figura 18 – Representação de cortes radiais para imagens por RMN das amostras 
de rochas. 
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IV.4 Considerações sobre o planejamento dos experimentos 
 
 Vale ressaltar que no planejamento dos ensaios de fluxo e das medidas de 
RMN um fator muito importante foi o tempo de preparo das amostras de rocha 
saturadas com as diversas configurações de fluidos. A saturação do plug seco com 
óleo usando o método à vácuo levava cerca de 8 horas, sendo geralmente realizada 
com antecedência de pelo menos um dia para viabilizar o revezamento entre as 
análises por RMN e as etapas posteriores de injeção de fluidos.  A recuperação com 
AMS era a etapa mais demorada, sendo necessário cerca de 10 horas para garantir 
que todo óleo possível fosse recuperado, enquanto a injeção dos fluidos poliméricos 
e do reticulante levava cerca de 1 hora cada. 
 Além do tempo de saturação/injeção de fluidos nos plugs de rocha, outro fator 
de grande impacto para os ensaios de bloqueios de poros, foi o grande tempo 
necessário nos experimentos de imageamento por RMN para acumulação de 
imagens (scans) e melhora da razão sinal/ruído. Após uma prévia com 4 scans 
(~8min) para verificar a resposta do sinal dos fluidos no imageamento, as imagens 
com maior resolução eram obtidas com 90 scans em média, resultando em análises 
de aproximadamente 3 horas. 
 É importante destacar que a etapa mais rápida destes ensaios era justamente 
as análises de relaxometria em Baixo Campo, necessitando de apenas alguns 
segundos para ser realizada. 
 Assim, diante dos desafios com os tempos de saturação dos plugs e obtenção 
das imagens e da possibilidade de quebra dos plugs durante a montagem ou 
desmontagem do porta amostra de injeção, era necessário iniciar os ensaios com 
um conjunto de alguns plugs para garantir replicatas suficientes e reproduzir o 
experimento completo de bloqueio de poros.  
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CAPÍTULO V 
 
RESULTADOS E DISCUSSÃO 
 
RMN de Baixo Campo: Relaxometria 
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V.1 Relaxometria dos fluidos de trabalho 
 
 Foi feita a caracterização através relaxometria por T2 de todos os fluidos 
utilizados nos ensaios de saturação inicial e injeção em amostras de rochas: 
petróleo e soluções de água do mar sintética (AMS). Para estas medidas, o mesmo 
volume de cada fluido foi colocado em tubo de RMN para aquisição da curva de 
distribuição de T2, conforme mostrado no gráfico da Figura 19. 
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Figura 19 – Curvas de distribuição de T2 para os fluidos de trabalho. 
 
 Observa-se no gráfico acima que as curvas de distribuição de T2 de todos os 
fluidos aquosos de AMS apresentam uma única população de prótons com longo 
tempo de relaxação transversal (>1 s), enquanto o petróleo apresenta duas 
principais populações de prótons, uma com tempo de relaxação entre 300 a 900 ms 
e outra população com T2 menor que 30 ms. A Tabela 5 apresenta os valores de T2 
para os fluidos aquosos estudados. 
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Tabela 5 – Tempo de relaxação transversal T2 (obtidos no máximo de intensidade 
da curva) para os fluidos aquosos utilizados. 
Fluido T2 (ms) 
Água mQ 2530 
Água do mar sintética (AMS) 1390 
Poliamina (FL18) 3000 ppm em AMS 1310 
Poliacrilamida (PAM) 2000 ppm em AMS 1280 
Reticulante (AlCl3) 500 ppm em AMS 1390 
 
 Analisando os valores da tabela acima, verifica-se que todos os fluidos de 
AMS apresentam relaxação mais rápida que da água pura. Este comportamento 
deve-se à presença dos íons resultantes da dissolução dos sais, que aceleram os 
processos de relaxação dos prótons das moléculas de água. Observa-se ainda que 
as soluções de polímeros e reticulante em AMS apresentam pouca diferença no 
valor de T2 com relação à AMS, o que indica que as baixas concentrações destes 
componentes não causam alteração significativa da relaxação dos prótons das 
moléculas de água quanto os sais presentes nos fluidos. As pequenas variações 
entre as medidas podem ser devido à calibração pontual do equipamento, 
temperatura da amostra ou ajustes dos parâmetros de aquisição do sinal, por 
exemplo. Assim pode-se considerar que para todos os fluidos aquosos utilizados 
para saturação/injeção em plugs de rocha, o perfil da distribuição dos tempos de 
relaxação é similar ao da água pura (bulk), apresentando uma única população. 
 No entanto, para a amostra de petróleo, o perfil da curva de distribuição de T2 
é completamente diferente e apresenta mais de uma população de prótons, sendo 
que todas relaxam em tempos menores que da água pura. Este comportamento 
deve-se ao fato de que na matriz do petróleo as moléculas são menos móveis que 
nas soluções aquosas, devido à maior viscosidade e complexidade intrínseca do 
fluido oleoso. 
 Para melhor identificação das populações de prótons presentes na curva de 
distribuição de T2 do petróleo foi realizada nova aquisição de sinal para a mesma 
amostra do óleo após adição de pequeno volume de AMS ao tubo. Os resultados 
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comparativos são apresentados na Figura 20 e permitem verificar o aparecimento de 
um pico muito intenso acima de 900 ms quando adicionada AMS diretamente ao 
óleo. Assim, é possível associar a população de prótons com valores de T2 maior 
que 300 ms à água presente no petróleo. Devido à interação com a matriz do fluido 
oleoso, de alta viscosidade e frações leves e pesadas de hidrocarbonetos, a 
mobilidade das moléculas de água é restringida em relação à água pura (bulk) e o 
tempo de relaxação é, portanto menor. 
 Para comprovar a correspondência da população de prótons cujo T2 está 
entre 300 e 900 ms com a fração de água presente na amostra de petróleo foi 
realizada uma análise de Karl Fischer para o petróleo bruto. O resultado indicou que 
o teor de água no petróleo utilizado é de 7,5% em massa. Assim, é possível 
identificar a população de prótons na região de T2 entre 300 e 900 ms como sendo 
da água presente originalmente na amostra de óleo. A pequena intensidade do pico 
nesta região está de acordo, portanto com a pequena proporção de água no óleo. 
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Figura 20 – Curvas de distribuição de T2 para petróleo bruto e após adição de AMS. 
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 Foi realizado também um estudo com amostra de óleo envelhecida por 30 
dias, mantida em tubo de RMN aberto ao ambiente. As curvas de distribuição de T2 
adquiridas antes e depois do envelhecimento são mostradas na Figura 21. 
 Observa-se uma diminuição na intensidade da população de relaxação entre 
300 e 900 ms, que é característica da água presente no petróleo. Esta diminuição 
deve-se à perda de água juntamente com componentes mais voláteis do óleo. A 
mudança na composição da matriz do óleo devido a perda de água e componentes 
voláteis também implica no deslocamento da população com T2 abaixo de 30 ms 
para tempos menores, indicando que o fluido passou a ser mais rico 
proporcionalmente em frações mais pesadas, que por possuírem menor mobilidade, 
apresentam relaxação mais rápida. 
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Figura 21 – Comparativo das curvas de distribuição de T2 para amostra de petróleo 
bruto (linha contínua) e mesma amostra após envelhecimento por 30 dias (linha 
tracejada). 
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V.2 Relaxometria dos fluidos confinados em poros de rochas 
 
 Para os estudos com plugs de rocha foram realizados inicialmente 
experimentos de relaxometria por T2 após impregnação com água do mar sintética 
(AMS) em plugs de arenito e carbonato. Em ambos os sistemas, os fluidos 
apresentam uma distribuição complexa de vários tempos de relaxação, 
caracterizando populações de prótons de moléculas de água com diferentes 
mobilidades devido ao confinamento do fluido no sistema poroso da rocha. As 
moléculas de água que estão ligadas à superfície do poro relaxam mais rapidamente 
que as moléculas livres no interior do poro, sendo que estas têm um comportamento 
mais próximo às moléculas de bulk. Com isso, é possível avaliar a distribuição de 
tamanhos de poros de cada tipo de rocha pela curva de distribuição de T2. Ou seja, 
como em poros menores há uma maior fração de moléculas ligadas à superfície do 
poro em relação à fração de moléculas livres no interior do poro, a maior 
contribuição para o sinal é de relaxações mais rápidas. Assim, é possível associar 
as populações representadas por valores menores de T2 com a proporção de poros 
pequenos na rocha e vice-e-versa. 
 Nos experimentos de relaxometria para os plugs de arenito e de carbonato 
foram fixados os parâmetros de τ = 0,04 ms e 26000 pontos para aquisição das 
curvas de distribuição de T2. A Figura 22 mostra a comparação entre os perfis de T2 
para fluido de AMS confinado em plugs de rocha em relação ao fluido de bulk. 
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Figura 22 – Curvas de distribuição de T2 para água do mar sintética e plugs de 
arenito e carbonato saturados com AMS a vácuo. 
 
 Como mostrado por Al-Mahrooqi e colaboradores (2003), os perfis de 
população de prótons nos plugs de rocha impregnados com água do mar sintética 
apresentam uma região de distribuição de valores maiores de T2, aproximadamente 
entre 200 e 900 ms, que corresponde às moléculas de água com maior mobilidade e 
resposta similar à água de bulk e outra região de valores de T2 abaixo de 200 ms, 
que corresponde às moléculas de água ligadas à superfície do poro e portanto 
menos móveis. 
 Avaliando as curvas de T2 para cada plug de rocha, observa-se que para o 
carbonato a população de prótons de relaxação lenta (T2 > 200 ms) apresenta 
valores maiores de T2 em relação a mesma população para o arenito. Plotando as 
curvas de distribuição de T2 da Figura 22 em escala linear de tempo, como mostrado 
na Figura 23, a comparação direta das diferenças entre os dois tipos de rocha pode 
ser melhor observada. Ou seja, a partir da razão entre as áreas dos picos 
relacionados com as moléculas de água livre e ligada na superfície das rochas (Aágua 
ligada/Aágua livre), pode-se avaliar a relação entre os dois ambientes. 
Assim, nas curvas da Figura 23 observa-se que a razão Aágua ligada/Aágua livre é maior 
para o arenito, já que a área do pico referente à população de água ligada é 
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relativamente similar a do carbonato, mas o pico referente à população de água livre 
apresenta área bem menor para o arenito quando comparado com o carbonato. Este 
comportamento pode estar relacionado com a diferença de tamanho de poros entre 
as rochas, uma vez que como o arenito possui uma distribuição de poros menores 
que o carbonato, apresenta maior fração de água ligada em relação à água livre no 
interior dos poros resultando, portanto em maior razão Aágua ligada/Aágua livre. Da mesma 
forma, o deslocamento da população de prótons de relaxação lenta (T2 > 200 ms) 
para valores maiores de T2 no carbonato, indica por fim que esta rocha apresenta 
poros maiores que o arenito, já que este pico representa um maior volume de 
moléculas de água livre no interior dos poros. 
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Figura 23 – Curvas de distribuição de T2 para plugs de arenito e carbonato 
impregnados com AMS a vácuo – escala linear de tempo de relaxação.  
 
 De acordo com as análises mostradas anteriormente, verifica-se que a técnica 
de RMN, através da relaxometria por T2, fornece de forma simples e rápida uma 
avaliação sobre a distribuição de tamanhos de poros de rochas. 
 Com intuito de avaliar a reprodutibilidade das medidas em relação às 
diferenças intrínsecas das matrizes rochosas, arenito e carbonato, e o grau de 
heterogeneidade quanto ao tamanho e à distribuição de poros, foram realizadas 
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medidas de T2 para um conjunto de 6 plugs de cada rocha. As curvas de distribuição 
de T2 para a série de plugs dos dois tipos de rochas estão mostradas nas Figuras 25 
e 26. Nota-se que há uma maior reprodutibilidade para o conjunto de plugs de 
arenito do que para carbonato. Estes resultados corroboram com as diferenças de 
tamanho e distribuição de poros analisadas por microscopia ótica para ambas as 
rochas (Figura 26), em que se verifica maior homogeneidade de tamanho e 
distribuição de poros para a amostra de arenito. O efeito destas diferenças nos 
sistemas porosos é que para diversos plugs de arenito da mesma formação o perfil 
de relaxação por T2 é similar, enquanto para o carbonato este perfil possui mais 
variações para um mesmo conjunto de plugs. 
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Figura 24 – Curvas de distribuição de T2 para conjunto de seis plugs de arenito 
saturados com AMS a vácuo. 
 
67 
 
0,1 1 10 100 1000
0,0
0,5
1,0
1,5
2,0
2,5
3,0
3,5
4,0
In
te
ns
id
ad
e 
re
la
tiv
a
Tempo (ms)
Carbonato saturado com AMS
 C1
 C2
 C3
 C4
 C5
 C6
 
Figura 25 – Curvas de distribuição de T2 para conjunto de seis plugs de carbonato 
saturados com AMS a vácuo. 
 
    
       (a)          (b) 
Figura 26 – Imagens de microscopia ótica, ampliação de 40x: (a) arenito; (b) 
carbonato. 
 
 Assim, como o tamanho do plug é bem reduzido, a maior diferença entre os 
tamanhos de poros na amostra de carbonato diminui muito a reprodutibilidade da 
medida para esta rocha em relação ao arenito. Em plugs de dimensões muito 
maiores, este efeito poderia ser minimizado entre as replicatas. 
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 Para o estudo do comportamento dos fluidos confinados nos poros de rocha, 
dois plugs de arenito foram saturados, um com petróleo e outro com AMS, e obtidas 
as curvas de distribuição de T2 conforme mostrado na Figura 27. De acordo com as 
identificações feitas anteriormente para as populações de prótons do óleo bruto 
(Figura 20) e da água confinada em sistema poroso (Figura 23), verifica-se que para 
a saturação com cada fluido o pico com T2 > 100 ms corresponde, portanto à água 
livre no interior dos poros. Para o plug saturado com petróleo, a população com T2 
menor que 30 ms corresponde ao óleo. Já para o plug saturado com AMS, a 
população com T2 menor que 60 ms corresponde à água com menor mobilidade, 
que está por exemplo ligada à superfície dos poros, e relaxa, portanto, mais 
rapidamente que a água livre. 
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Figura 27 – Curvas de distribuição de T2 para plugs de arenito saturados com 
petróleo e com AMS separadamente. 
 
 De acordo com o apresentado anteriormente, observa-se na curva de 
distribuição de T2 do petróleo da Figura 20 que a população de água presente neste 
fluido apresenta um pico largo e relaxa em aproximadamente 500 ms. No entanto, 
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no plug de rocha saturado com petróleo (Figura 27) a relaxação desta população de 
água do óleo é mais rápida e possui pico mais estreito, com T2 de aproximadamente 
200 ms. Esta diminuição do tempo de relaxação deve-se, portanto pelo 
confinamento do fluido nos poros da rocha, que reduz a mobilidade das moléculas 
de água em relação à matriz do óleo bruto. 
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V.3 Avaliação dos moldes para plugs de rocha em ensaios 
de fluxo 
 
 Para o estudo de relaxometria de plugs de rocha impregnados com petróleo e 
posterior recuperação por injeção de água, foi necessário recobrir longitudinalmente 
os plugs com moldes para o ajuste no porta-amostra de ensaio de fluxo. 
 Os materiais avaliados como molde foram escolhidos de modo a atender duas 
principais características: ajuste ao diâmetro do plug para resistir à pressão de 
injeção dos fluidos e garantir que o fluido injetado não extravasasse pelo espaço 
entre a rocha e o cilindro de aço, mas permeasse através da rocha; e facilidade de 
retirada do plug do molde, para que o plug fosse posteriormente inserido no tubo de 
análise de RMN (10 mm de diâmetro). 
 O uso do molde de cola de silicone não permitiu boa reprodutibilidade na 
montagem do porta-amostra e ocasionou frequente quebra dos plugs de rocha após 
a retirada do molde. A quebra dos plugs durante a remoção do adesivo ocorria 
geralmente devido ao pequeno tamanho dos mesmos e à forte adesão da cola. 
 A Figura 28 apresenta a fotografia após a retirada do porta-amostra de um 
plug de arenito recoberto com cola de silicone após o ensaio de fluxo. É possível 
notar a grande dificuldade de retirar o plug intacto, devido inclusive à adesão do 
material ao cilindro de aço durante a cura do silicone, bem como pela fragilização da 
rocha após a injeção de fluido aquoso sob pressão. 
 
         
Figura 28 – Destruição do plug de arenito na retirada do excesso do molde de cola 
de silicone para ajuste ao diâmetro do tubo de RMN. 
 
 O uso de PDMS para a confecção do molde exige preparo do polímero com o 
agente de cura em quantidade adequada para uso imediato, uma vez que o 
polímero atinge a cura completa à temperatura ambiente em aproximadamente 24 
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horas, tornando o preparo de amostras, portanto de difícil reprodutibilidade. Para a 
aplicação deste material como molde, foi necessário injetá-lo com uma seringa 
diretamente ao redor do plug posicionado entre os cilindros bipartidos de aço. Assim, 
para o porta amostra metálico, a aplicação deste material foi a que permitiu melhor 
ajuste ao plug seco. Isto se deve também ao fato da melhor fluidez do PDMS em 
relação à cola de silicone, garantido recobrimento mais homogêneo do plug de 
rocha, inclusive por reduzir a formação de bolhas de ar no preparo e aplicação do 
molde. Além disso, o molde de PDMS apresentou também maior facilidade de corte 
ao final do ensaio de fluxo para retirada do plug.  
 Tanto o uso de cola de silicone quanto de PDMS como molde exigiu, no 
entanto algumas horas para a cura do polímero e ajuste ao plug, porém sem garantir 
boa adesão aos plugs de rocha já previamente impregnados com óleo. Além disso, 
devido ao pequeno tamanho dos plugs utilizados e ao maior tamanho de poros do 
carbonato, as amostras desta rocha se apresentavam mais frágeis e geralmente 
quebravam com a retirada destes dois tipos de molde. Esta característica inviabilizou 
a continuidade dos experimentos de injeção de fluidos sob pressão para plugs de 
carbonato. Deste modo, optou-se por dar sequencia aos estudos apenas para 
amostras de arenito. 
 O uso de mangueira de silicone como molde tornou o ajuste do diâmetro no 
porta amostra metálico (Figura 15) mais difícil inicialmente. Como foi necessário 
empurrar o plug pela mangueira, caso a pressão fosse excessiva poderia ocasionar 
a quebra do plug antes do ensaio de fluxo. Além disso, durante o ensaio não havia 
garantia de que o molde estava bem apertado ao plug neste tipo de porta amostra e 
que, portanto impedia o extravasamento do fluido injetado pela face lateral do plug, 
já que não era possível um ajuste fino interno do diâmetro do conjunto plug+molde. 
 A Figura 29 mostra as curvas de distribuição de T2 para plugs de arenito após 
injeção de fluidos no porta amostra em que foram utilizados para comparação os 
moldes de cola de silicone e mangueira de silicone. Inicialmente foi injetada água 
destilada, em vazões de 1,000 a 4,000 mL/min, em plugs de arenito previamente 
secos em estufa. Na sequência foram realizados testes de injeção de água em plugs 
de arenito previamente saturados a vácuo com petróleo e recoberto com mangueira 
de silicone como molde para o porta-amostra. Este foi o único molde possível para 
avaliar injeção de fluidos em plugs previamente saturados com óleo, devido às 
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dificuldades encontradas para ajuste do conjunto plug+molde no porta-amostra após 
saturação com óleo para os molde de cola de silicone e PDMS. 
 Verifica-se que há pouca diferença entre os perfis das curvas para ambos os 
moldes, bem como foi observado que há pequenas variações em um conjunto de 
plugs de arenito saturados com AMS a vácuo (Figura 24). Isto pode ser atribuído 
simplesmente às sutis diferenças entre os dois plugs de arenito, de modo que 
ambos os materiais usados como molde, mangueira ou cola de silicone, apresentam 
resultados concordantes ao perfil de populações de água confinada em poros de 
arenito. Ainda, estes resultados permitem inferir que a mangueira de silicone tem 
eficiência similar à cola de silicone com relação a evitar o extravasamento do fluido 
pela lateral do plug, uma vez que ambas as curvas apresentam área total similar. 
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Figura 29 – Curvas de distribuição de T2 para arenito saturado com AMS sob 
pressão, em moldes de mangueira de silicone e cola de silicone. 
 
 Em seguida, foi obtida a curva de T2 para um plug de arenito que foi 
previamente impregnado com petróleo a vácuo e então injetado AMS para 
recuperação do óleo, sendo possível neste caso somente com uso do molde de 
mangueira de silicone. Os resultados finais apresentados na Figura 30 permitem 
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avaliar as mudanças no perfil das curvas de T2 com a recuperação do óleo por 
injeção de AMS. 
 Observa-se o surgimento de uma população de prótons com valores de T2 
maior que 100 ms (região de relaxação de prótons da água), acompanhado pelo 
decréscimo do sinal das populações com valores de T2 menor que 30 ms. A 
mudança no perfil de população na região do óleo deve-se tanto pela redução da 
quantidade deste fluido após o deslocamento de óleo pela injeção de água, quanto 
pela substituição das moléculas de óleo por água na superfície dos poros, que pode 
ser associada ao alargamento do pico na região de 10 a 20 ms (curtos T2), uma vez 
que o arenito é mais molhável a água que a óleo. 
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Figura 30 – Comparativo das curvas de distribuição de T2 para arenito saturado com 
AMS sob pressão; e arenito saturado com petróleo a vácuo, antes e após 
recuperação do óleo por injeção de AMS, ambos em molde de mangueira de 
silicone. 
 
 Para complementar a avaliação dos moldes para plugs de rocha, além dos 
dados de relaxometria em Baixo Campo, foram feitos também experimentos de 
imageamento por RMN, como apresentados no Capítulo VI – Item VI.2. A correlação 
destes resultados mostrou, portanto, que a mangueira de silicone permitia maior 
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reprodutibilidade na preparação da amostra, mas ainda era necessário uma melhoria 
do porta amostra para validar este molde para os ensaios de injeção de fluidos. 
 Após reformulação do porta amostra para o modelo em teflon (Figura 16) foi 
possível adequar o molde de mangueira de silicone e padronizar da vazão de 
injeção de fluidos para 0,020 mL/min de modo a aumentar a reprodutibilidade dos 
ensaios em fluxo para bloqueio dos poros. 
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V.4 Corte de T2 para Arenito 
 
 Com objetivo de melhor caracterizar as populações de água confinada em 
plugs de arenito, foi realizado o experimento de corte de T2 para os dois tipos desta 
rocha. A determinação do corte de T2 foi realizada pela comparação das curvas de 
distribuição de T2 de plug de arenito saturado com AMS (Sw = 100%) com a curva 
obtida após centrifugação do mesmo plug, em que a água é deslocada pelo efeito 
centrífugo e os poros são ocupados por ar. Ao atingir a condição de saturação 
irredutível de água em relação a ar (Swi), apenas os prótons das moléculas de água 
geram sinal na relaxometria, o que permite identificar as populações de água imóvel 
nos poros da rocha, ou seja, aquela que não foi deslocada após a centrifugação da 
amostra. Nesta condição, toda água está capilarmente ligada e o perfil de 
distribuição de T2 representa, portanto a faixa de tamanho de poros que contém 
água imobilizada – poros menores, fendas e anéis pendulares. 
 A Figura 31 mostra a identificação das populações de água confinada em plug 
de Arenito I, de acordo com o apresentado por Al-Mahrooqi e colaboradores (2003), 
e apresenta o valor determinado de corte de T2 para esta amostra no valor de 40 ms. 
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Figura 31 – Curvas de distribuição de T2 para plug de Arenito I completamente 
saturado com AMS (Sw = 100) e na condição de saturação irredutível de água (Swi): 
identificação das populações de água confinada nos poros da rocha. 
 
 O mesmo experimento foi realizado para o Arenito II, em iguais condições de 
saturação e posterior centrifugação. A Figura 32 apresenta as curvas de distribuição 
de T2 para o plug deste Arenito saturado com AMS (Sw = 100) e após a 
centrifugação do mesmo. 
 Observa-se que mesmo com a centrifugação do plug de Arenito II ainda é 
detectado sinal referente à população de água livre no interior dos poros, mesmo 
que apresentando uma diminuição na intensidade deste pico conforme esperado. 
Portanto, verifica-se que para este arenito não foi possível a determinação do corte 
de T2, uma vez que as condições de centrifugação não foram suficientes para que 
fosse atingida a saturação irredutível de água neste caso. 
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Figura 32 – Curvas de distribuição de T2 para plug de Arenito II completamente 
saturado com AMS (Sw = 100%) e após centrifugação (Sw < 100%): identificação 
das populações de água confinada nos poros da rocha. 
 
 É possível, contudo relacionar o fato de não ter sido atingida a saturação 
irredutível de água para os dois arenitos a partir das mesmas condições de 
centrifugação diretamente com a menor permeabilidade do Arenito II, já que seria 
necessária uma centrifugação mais intensa para retirar toda água móvel do interior 
dos poros. Assim, mesmo não tendo sido determinado o corte de T2 para o Arenito 
II, verificou-se que a diferença de permeabilidade das rochas deve ser previamente 
analisada para o ajuste das condições experimentais de modo a atingir a saturação 
irredutível de água nos diversos tipos de rocha.  
 Além da análise de corte de T2 é possível relacionar as diferenças entre os 
dois tipos de arenitos segundo o perfil global de distribuição de tempos de relaxação 
de cada um, conforme mostrado no gráfico comparativo da Figura 33. 
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Figura 33 – Curvas de distribuição de T2 para plugs de Arenito I e II saturados com 
AMS: correlação com distribuição de tamanhos de poros.  
 
 Observa-se que para o Arenito II, a curva de distribuição de T2 apresenta-se 
deslocada para valores maiores em comparação à curva do Arenito I. Ou seja, tanto 
os picos de T2 referentes à água ligada à superfície dos poros quanto à água livre no 
interior dos mesmos possuem relaxação mais lenta no Arenito II, o que pode indicar 
que esta rocha apresenta uma distribuição de poros maiores que o Arenito I. 
 
  
79 
 
V.5 Injeção de fluidos de bloqueio de poros em plugs de 
arenito 
 
 A seguir, são apresentados os ensaios de injeção de fluidos para bloqueio de 
poros realizados para ambos os tipos de Arenito (I - maior permeabilidade, e II - 
menor permeabilidade) baseados no processo SELEPOL®. As Figuras 35 e 36 
mostram as curvas de distribuição de T2 obtidas inicialmente para cada amostra de 
arenito após as etapas de injeção de fluidos até a primeira camada de PAM 
reticulada com Al3+.  
 Observa-se que após a etapa de recuperação do óleo com AMS, todas as 
curvas apresentam perfil semelhante. Comparando-se as populações de T2 antes e 
após a recuperação do óleo com AMS, verifica-se que a intensidade da população 
com T2 menor que 30 ms diminui significativamente, uma vez que se refere 
principalmente à redução da quantidade de óleo na amostra após a recuperação. 
Paralelamente, a população com T2 maior que 200 ms aumenta devido à 
incorporação de AMS ao plug, que se distribui também pelo interior dos poros da 
rocha (água com maior mobilidade). Uma vez que a água está confinada no meio 
poroso, a relaxação é mais rápida em relação à água pura (bulk), apresentando, 
portanto valores de T2 menores que 1000 ms. 
 Além disso, após a recuperação do óleo com AMS surge um sinal de 
população de T2 entre 60 e 200 ms que corresponde à água que passa a ocupar os 
poros da rocha no lugar do óleo, porém ligadas à superfície dos poros, uma vez que 
é esperado que o arenito seja mais molhável a água que a óleo. Assim, esta 
população de água é menos móvel que aquela livre no interior do poro e apresenta 
relaxação, portanto, mais rápida. A resultante é que a relaxação desta população se 
dá em tempos menores que 200 ms. 
 A partir da sequência de injeção de fluidos aquosos (FL18, PAM e AlCl3), 
nota-se que o pico de T2 acima de 200 ms aumenta de intensidade, devido a maior 
incorporação de água livre no interior dos poros da rocha, havendo, no entanto, uma 
diminuição bem menor da população de T2 abaixo de 30 ms, uma que vez estes 
fluidos não devem promover o deslocamento do óleo como a AMS inicial utilizada 
para a recuperação de óleo, pois além de não terem esta função, foram injetados em 
menor volume no plug. 
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 Observa-se ainda que somente após a injeção do reticulante (Al3+) há um 
deslocamento das populações de água ligada à superfície e de água livre no poro 
(picos entre 60 e 200 ms e acima de 200 ms, respectivamente) para valores 
menores de T2 – como indicado pelas setas no gráfico da Figura 3. Esta diminuição 
nos valores de T2 pode ser devido à reticulação das redes poliméricas, como 
previsto pelo processo SELEPOL®, que diminui a mobilidade dos prótons da água, 
ocasionando uma relaxação, portanto mais rápida. 
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Figura 34 – Curvas de distribuição de T2 para Arenito I impregnado com petróleo 
após sequência de injeção de fluidos para bloqueio de poros. Os deslocamentos dos 
picos pela adição de Al3+ estão indicados pelas setas. 
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Figura 35 – Curvas de distribuição de T2 para Arenito II impregnado com petróleo 
após sequência de injeção de fluidos para bloqueio de poros. Os deslocamentos dos 
picos pela adição de Al3+ estão indicados pelas setas. 
 
 
 As mudanças na relaxação das populações descritas acima são semelhantes 
para ambos os tipos de amostras de arenito. Porém é possível observar que a 
injeção de AMS após o reticulante (Al3+) promove um efeito mais pronunciado no 
Arenito I em relação aos picos das populações de água ligada à superfície dos poros 
e de água livre no interior dos mesmos. Estes picos são então deslocados de volta 
para valores maiores de T2, provavelmente devido ao enfraquecimento da rede 
polimérica reticulada após a lavagem do plug com AMS e retirada do excesso de 
reticulante injetado. Assim, é provável que o enfraquecimento da rede polimérica 
reticulada seja mais significativo para o Arenito I por ser mais permeável que o 
Arenito II. 
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 Em seguida, foram realizados novos ensaios em fluxo para outros plugs de 
ambos os tipos de arenito com objetivo de atingir mais etapas de injeção de fluidos 
sobre pressão além da primeira camada de PAM reticulada com Al3+. Para o Arenito 
I foi possível obter as curvas de distribuição de T2 até a segunda camada de PAM 
reticulada, enquanto para o Arenito II, obteve-se o ensaio completo, até a formação 
da terceira camada de PAM reticulada, como proposto no estudo do método descrito 
no processo SELEPOL®. As Figuras 37 e 38 mostram as curvas de distribuição de 
T2 obtidas a partir da sequencia de injeção de fluidos para cada amostra de arenito. 
 As alterações no perfil de relaxação das populações referentes aos prótons 
da água e do óleo acompanham as análises já discutidas para os plugs de Arenito I 
e II. Assim, observa-se que de maneira geral a intensidade da população com T2 
curtos (menor que 30 ms) diminui significativamente devido à recuperação do óleo 
com AMS, enquanto a população com T2 longos (maior que 200 ms) aumenta devido 
à incorporação de AMS livre no interior dos poros da rocha (população de água mais 
móvel). Da mesma forma, a população com valores intermediários de T2 (entre 60 e 
200 ms) corresponde à água que passa a molhar os poros da rocha no lugar do 
óleo, que devido mobilidade reduzida por estar ligada à superfície do poro, 
apresenta portanto relaxação mais rápida.  
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Figura 36 – Curvas de distribuição de T2 para Arenito I impregnado com petróleo 
após sequência de injeção de fluidos para bloqueio de poros até segunda camada 
de PAM reticulada com Al3+ (total de 12 camadas). 
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Figura 37 – Curvas de distribuição de T2 para Arenito II impregnado com petróleo 
após sequência de injeção de fluidos para bloqueio de poros até terceira camada de 
PAM reticulada com Al3+ (total de 16 camadas). 
 
 Para o Arenito I, nota-se que a cada etapa da sequência de injeção dos 
fluidos aquosos o pico referente à população com T2 longos (maior que 200 ms) é 
deslocado para valores menores. Esta alteração no perfil de distribuição de T2 pode 
ser observada em detalhe na região destacada das curvas de cada etapa como 
apresentado na Figura 38(a). Assim, conforme a injeção dos fluidos avança, as 
camadas poliméricas são reticuladas nos poros da rocha, o que reduz a mobilidade 
da água livre no seu interior devido à interação com a rede polimérica, acelerando, 
portanto a relaxação desta população. Já pico cujo valor de T2 está entre 60 e 200 
ms, também responde às injeções dos fluidos, porém com variações menos 
significativas no perfil de distribuição de T2, uma vez que refere-se às moléculas de 
água ligadas à superfície dos poros, que já possuem mobilidade mais reduzida em 
relação a outra população de água. 
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 A Figura 38(b) mostra a mesma região das curvas de injeções dos fluidos 
para o Arenito II. Nota-se que para esta amostra a população com T2 longos (maior 
que 200ms) também é deslocado para valores menores, conforme analisado 
anteriormente. Porém, a proporção de área do pico desta população em relação à 
área da população de valores intermediários de T2 (entre 60 e 200 ms) é menor que 
a observada para o Arenito I, além de haver ainda a sobreposição parcial destes 
picos no Arenito II. Este resultado pode estar diretamente relacionado com 
diferenças da permeação do fluido aquoso nos dois tipos de arenito. Ou seja, a 
menor proporção entre as áreas dos picos de água livre no interior do poro em 
relação à água ligada à superfície do mesmo para o Arenito II, pode ser devido ao 
fato de a água estar preferencialmente ligada a superfície dos poros em relação às 
injeções de fluidos observadas no Arenito I. Esta hipótese será reavaliada a partir 
dos resultados de imageamento para os plugs destes arenitos, como apresentado 
no Capítulo VI – Item VI.5. 
 Além disso, observa-se também para o Arenito II que da primeira para 
segunda camada de PAM reticulada com Al3+ ambos os picos das populações de 
água (ligada e livre) deslocam para valores menores, porém ao injetar a terceira 
camada, estes picos retornam ao mesmo perfil de injeção da primeira camada. Isto 
pode estar relacionado com o enfraquecimento da rede polimérica que havia sido 
formada, provavelmente devido à alta vazão de injeção de fluidos para este arenito. 
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     (a)     (b) 
Figura 38 – Curvas de distribuição de T2 para Arenito I (a) e Arenito II (b) após 
sequencia de injeção de fluidos de bloqueio de poros: destaque para região acima 
de 40 ms. Linha de referência a partir do pico após injeção de AMS. 
 
 Observando a região das populações de relaxação rápida (T2 < 30 ms), 
mostrada em destaque na Figura 39 para cada injeção nos plugs de Arenito I e II, 
verifica-se que não é possível distinguir claramente as contribuições de cada fluido 
(água e óleo) para o sinal. Isso se deve ao fato de que após a etapa de recuperação 
inicial com AMS, a água desloca o óleo e se liga capilarmente aos poros, relaxando 
também em tempos curtos, de modo que os picos relativos a esta população se 
sobrepõem aqueles correspondentes à população do óleo. Conforme já analisado, 
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com a recuperação de petróleo pela injeção de AMS é que se observa a maior 
alteração no perfil da curva de T2 nesta região. A partir da injeção das soluções 
poliméricas, as curvas apresentam pequenas variações de perfil. 
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     (a)     (b) 
Figura 39 – Curvas de distribuição de T2 para Arenito I (a) e Arenito II (b) após 
sequencia de injeção de fluidos de bloqueio de poros: destaque para região de T2 
abaixo de 50 ms. 
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V.6 Considerações Finais sobre Resultados de Relaxometria 
de Baixo Campo 
 
  Através dos experimentos de relaxometria por T2 foram inicialmente 
caracterizados os fluidos puros utilizados nos ensaios de saturação inicial e de 
injeção em plugs de rochas: petróleo e soluções de água do mar sintética (AMS). Os 
fluidos aquosos apresentaram uma única população de prótons com T2 longo (~1300 
ms), enquanto o petróleo apresentou duas principais populações de prótons, sendo 
uma com T2 menor que 30 ms, e outra com T2 entre 300 e 900 ms, que corresponde 
à fração de água originalmente presente no petróleo. As populações de prótons do 
petróleo relaxam, contudo mais rapidamente que as dos fluidos aquosos devido à 
maior viscosidade e complexidade intrínseca do fluido oleoso que reduz a 
mobilidade das moléculas na matriz do petróleo. 
 Em seguida, o estudo por relaxometria de plugs de arenito e carbonato 
impregnados por AMS mostrou que o fluido aquoso passou então a apresentar uma 
distribuição complexa de vários tempos de relaxação, caracterizando populações de 
prótons de moléculas de água com diferentes mobilidades devido ao confinamento 
do fluido nos sistema poroso da rocha. Desse modo, foram identificados os picos de 
T2 referentes à água ligada à superfície do poro, de relaxação mais rápida (T2 < 200 
ms), e à água livre no interior do poro, que apresenta um comportamento mais 
próximo das moléculas de bulk (200 ms < T2 < 900 ms). Comparando-se ainda estas 
populações de água nas curvas de distribuição de T2 para os dois tipos de rocha, foi 
possível avaliar de forma direta a distribuição de tamanhos de poros dos plugs por 
relaxometria. Assim, como o arenito possui uma distribuição de poros de tamanho 
menor que no carbonato, apresenta, portanto uma maior fração de água ligada em 
relação à água livre no interior dos poros. Já no estudo de arenito saturado com 
petróleo, verificou-se que a população de água originalmente presente no óleo 
também é sensível ao confinamento do fluido no sistema poroso e passou a relaxar 
em tempo menor no plug (T2 ~ 200 ms) que no óleo bruto (T2 ~ 500 ms). 
 O experimento de corte de T2 para arenito permitiu caracterizar a escala de T2 
correspondente à água imobilizada como a população que relaxa em tempos 
menores que 40 ms, no caso do Arenito do tipo I, que possui maior permeabilidade. 
No entanto, não foi possível determinar o corte de T2 para o Arenito II, 
provavelmente porque as condições de centrifugação não foram suficientes para 
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atingir a saturação irredutível de água no plug de menor permeabilidade. Assim, 
observou-se que a diferença de permeabilidade das rochas deve ser previamente 
analisada para o melhor ajuste das condições experimentais de modo a atingir a 
saturação irredutível de água nos diversos tipos de rocha. 
 Nos ensaios de injeção de fluidos para bloqueio de poros realizados para os 
dois tipos de Arenito baseados no processo SELEPOL®, as curvas de distribuição 
de T2 mostraram que após a recuperação do óleo com AMS a intensidade da 
população com T2 < 30 ms diminui significativamente, devido portanto à redução da 
quantidade de óleo no plug. Já a população com T2 > 200 ms aumenta devido à 
incorporação de AMS na rocha, que se distribui também pelo interior dos poros 
(água com maior mobilidade). O pico de T2 que surge entre 60 e 200 ms 
corresponde então à água que passa a ocupar o lugar do óleo na superfície dos 
poros, uma vez que é esperado que o arenito seja mais molhável a água que a óleo 
(água com menor mobilidade). 
 A partir da sequência de injeção dos fluidos aquosos de polímeros e 
reticulante, observa-se para o Arenito I que a cada etapa há uma diminuição no T2 
da água livre, o que pode ser devido à reticulação das redes poliméricas, que reduz 
a mobilidade desta população. Já o pico com T2 entre 60 e 200 ms também 
responde às injeções dos fluidos, porém com variações menos significativas no perfil 
de distribuição de T2, uma vez que refere-se às moléculas de água ligadas à 
superfície dos poros, que já possuem mobilidade reduzida. 
 A avaliação das curvas de T2 para Arenito II mostrou que neste caso o T2 da 
população de água livre também deslocou para valores menores, similar ao visto 
para o Arenito I. Porém, a proporção de área do pico de água livre em relação à área 
do pico de água ligada é menor e os picos apresentam sobreposição parcial nas 
curvas do Arenito II em relação ao observado na correlação com o Arenito I. Esta 
menor proporção entre as áreas para o Arenito II, pode ser devido ao fato de a água 
estar preferencialmente ligada à superfície dos poros em relação às injeções de 
fluidos avaliadas para o Arenito I. 
  Os experimentos de relaxometria de Baixo Campo mostraram-se importantes 
para caracterizar as populações dos fluidos aquoso e oleoso confinados no sistema 
poroso de rochas, bem como avaliar de forma simples e direta a diferença de 
distribuição de tamanhos de poros de plugs de arenito e carbonato. Ainda, foi 
possível verificar o efeito da injeção de fluidos de bloqueio de poros e formação da 
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rede de poliacrilamida reticulada na distribuição dos tempos de relaxação para os 
dois tipos de Arenito. Neste contexto, a diferença de permeabilidade entre os plugs 
refletiu diretamente no comportamento dos fluidos presentes nos poros da rocha, 
sendo detectado pela relaxometria. 
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CAPÍTULO VI 
 
RESULTADOS E DISCUSSÃO 
 
RMN de Alto Campo: Imageamento 
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VI.1 Caracterização do sistema poroso de arenito e carbonato 
 
 Foram realizados estudos preliminares de imageamento por RMN com 
objetivo de caracterizar plugs de arenito saturados com petróleo. Abaixo são 
apresentadas as imagens da seção transversal dos plugs (fatia central da amostra) e 
a visão 3D resultante da sobreposição das imagens de todas as seções. A cor cinza 
representa o sinal de RMN referente ao fluido contido na rocha. 
 A Figura 40 mostra a imagem da fatia central e a visão 3D obtidas para plug 
de arenito impregnado com petróleo. Observa-se que o fluido se distribuiu ao longo 
do comprimento do plug, porém não permeou pelos poros na região central do 
mesmo. 
 
    
   (a)      (b) 
Figura 40 – Imagem por RMN de plug de arenito impregnado com petróleo: (a) fatia 
central; (b) visão 3D. 
 
 Para melhor caracterização do sistema poroso, foram obtidas imagens para 
plug de arenito após imersão em óleo de silicone fluorado. Além de também ser um 
fluido oleoso, o óleo de silicone fluorado possui viscosidade menor que o petróleo 
utilizado, o que poderia aumentar a permeação do fluido pelos poros mais internos 
do plug. Neste caso foi analisado o sinal de RMN do Fluor. Na Figura 41 é possível 
verificar, portanto, que o óleo de silicone fluorado permeou um pouco mais a região 
interna do plug em relação à saturação com petróleo, mostrada na Figura 40. Este 
1 mm  1 mm 
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resultado pode estar relacionado à menor viscosidade do óleo de silicone fluorado, 
bem como às diferenças da interação fluido-rocha (molhabilidade). 
 No entanto, observa-se que mesmo o óleo de silicone fluorado não permeou a 
região mais central do plug. Esta parece ser uma característica do procedimento de 
incorporação à vácuo, no qual a impregnação do fluido é menor na região central da 
amostra. 
 
    
    (a)      (b) 
Figura 41 – Imagem por RMN de plug de arenito após contato com óleo de silicone 
fluorado: (a) fatia central; (b) visão 3D. 
 
 Assim, a comparação das imagens por RMN de plugs de arenito impregnados 
com os fluidos oleosos mostra que esta técnica de imageamento permite observar 
diferenças de capilaridade dos fluidos na rocha e possibilita também inferir sobre o 
grau de conectividade dos poros no plug. 
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VI.2 Avaliação do molde de cola de silicone para plugs de 
rocha 
 
 Com intuito de complementar a avaliação do molde para a montagem do 
porta amostra dos ensaios de fluxo, foram obtidas as imagens por RMN de plugs de 
arenito e de carbonato previamente recobertos com cola de silicone e impregnados 
com petróleo a vácuo. Para comparação, foram obtidas também as imagens dos 
plugs de cada rocha sem o molde. Todos os plugs foram submetidos 
concomitantemente a vácuo para impregnação do óleo. 
 A Figura 42 apresenta as imagens por RMN de plugs de arenito e permite 
verificar que o recobrimento do plug com cola de silicone altera razoavelmente a 
distribuição do petróleo nos poros da rocha. Ou seja, no plug com molde a 
distribuição radial do óleo é mais homogênea em relação ao plug sem molde, em 
que há regiões mais concentradas do fluido. 
 Além disso, observa-se que a presença do molde reduz a quantidade de 
fluido nos poros, uma vez que dificulta a permeação do mesmo pela face lateral do 
plug. 
 
           
   (a)       (b) 
Figura 42 – Imagens por RMN de plug de arenito impregnado com petróleo a vácuo: 
(a) plug sem molde; (b) plug com molde – detalhe para o sinal referente ao molde. 
 
 A redução de impregnação de petróleo no plug de arenito com molde foi 
confirmada pela variação de massa dos plugs antes e após a impregnação, 
Molde de 
cola de 
silicone 1 mm  1 mm 
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conforme mostrado na Tabela 6. Assim, para o plug com molde a variação de massa 
após a impregnação foi menos da metade daquela para o plug sem molde, 
mostrando o impacto do molde na redução da permeação do fluido na rocha. A 
medida da variação de massa do plug está diretamente relacionada com a saturação 
da rocha pelo fluido. Dessa forma, é possível verificar que a presença do molde de 
cola de silicone reduz a saturação do petróleo no plug de arenito. 
 
Tabela 6 – Variação em massa de plugs de arenito após impregnação de petróleo. 
Parâmetro 
Arenito sem 
molde 
Arenito com 
molde 
mplug ou plug+molde (g) [I] 1,7311 1,9151 
mplug c/petróleo (g) [II] 1,8715 1,9710 
Variação em massa (%) [(II-I)/I] 8,1 2,9 
 
 O mesmo imageamento por RMN foi realizado para plugs de carbonato 
impregnado com petróleo a vácuo com e sem o molde de cola de silicone. 
 Observa-se nas imagens da Figura 43 que para o carbonato, o petróleo 
permeia os poros da região mais central do plug, em comparação com arenito. Este 
resultado é decorrente de uma série de fatores como: a maior heterogeneidade de 
tamanhos de poros do carbonato (conforme microscopias na Figura 26); as 
diferenças de molhabilidade entre as rochas (esperado que carbonato fosse mais 
molhável a óleo que arenito); o grau de conectividade dos poros nos diferentes plugs 
de rochas; além da interação do molde de cola de silicone com a superfície do plug, 
que influencia a impregnação do óleo em diferentes extensões. 
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   (a)      (b) 
Figura 43 – Imagens por RMN para plug de carbonato impregnado com petróleo a 
vácuo: (a) plug sem molde; (b) plug com molde – neste caso o sinal do molde foi 
subtraído da imagem para melhor visualização do fluido impregnado nos poros. 
 
 A redução de impregnação de petróleo no plug de carbonato com molde 
também foi confirmada pela variação de massa dos plugs antes e após a 
impregnação, conforme mostrado na Tabela 7. Para esta rocha, no entanto, a 
saturação de petróleo no plug com molde foi bem menor que para o plug sem molde 
(menos de 1/3). Este resultado corrobora a comparação das imagens por RMN da 
Figura 43, em que se observa que para o carbonato com molde o fluido 
praticamente não permeia a região mais interna do plug. 
 
Tabela 7 – Variação em massa de plugs de carbonato após impregnação de 
petróleo. 
Parâmetro 
Carbonato sem 
molde 
Carbonato com 
molde 
mplug ou plug+molde (g) [I] 1,5780 1,5832 
mplug c/petróleo (g) [II] 1,6639 1,6088 
Variação em massa (%) [(II-I)/I] 5,4 1,6 
 
 Os resultados de imagens por RMN para plugs de rocha com molde de cola 
de silicone mostraram, portanto que a saturação de petróleo é reduzida pelo menos 
à metade em comparação ao plug sem molde, sendo que esta redução foi maior 
1 mm  1 mm 
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para carbonato em comparação ao arenito, nas mesmas condições de vácuo. 
Assim, verificou-se que o molde de cola de silicone interferiu muito na permeação de 
petróleo no plug de rocha o que justifica a não utilização para os ensaios de injeção 
de fluidos para bloqueio de poros e necessidade reformulação do porta amostra para 
uso de molde alternativo (mangueira de silicone).  
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VI.3 Avaliação da recuperação de petróleo por contato com 
solução de surfactantes 
 
 Os plugs de arenito com e sem molde de cola de silicone e impregnados com 
petróleo avaliados no item anterior foram ainda deixados em contato com solução 
recuperadora por aproximadamente 62 horas à 60ºC para avaliar a interferência do 
molde na etapa de recuperação do óleo presente nos poros da rocha. 
 As imagens por RMN obtidas para os plugs após a recuperação de petróleo 
são apresentadas na Figura 44 e mostram que o fluido aquoso permeia a rocha em 
grande extensão radial e de forma similar tanto para o plug sem molde quanto para 
o recoberto com cola de silicone. Estas imagens foram obtidas a partir do sinal de 
RMN para todo o fluido presente nos plugs. Dessa maneira, é razoável que o sinal 
observado nas imagens após extração do óleo seja então uma mistura da resposta 
tanto do óleo presente quanto do fluido aquoso que permeou os poros deslocando 
uma fração de óleo do interior da rocha. 
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   (a)       (b) 
 
       
   (c)      (d) 
Figura 44 – Imagens por RMN de arenito: (a) plug sem molde e impregnado a vácuo 
com petróleo; (b) plug (a) após contato com solução recuperadora; (c) plug com 
molde de cola de silicone e impregnado a vácuo com petróleo; (d) plug (c) após 
contato com solução recuperadora. 
 
 A fotografia dos plugs de arenito em contato com a solução recuperadora 
(Figura 45), mostra que houve maior extração de petróleo do plug sem molde, de 
modo que mais fluido aquoso deve ter substituído o óleo nos poros da rocha. Assim, 
a imagem por RMN do plug com molde após a recuperação provavelmente 
apresenta então sinal referente à fase aquosa que permeou os poros e ao grande 
volume de fase oleosa que ainda não foi deslocado pela solução recuperadora. 
1 mm  1 mm 
1 mm  1 mm 
100 
 
 
 
 
Figura 45 – Fotografia dos plugs de arenito (sem molde à esquerda, e com molde 
de cola de silicone à direita) em contato com solução recuperadora por 
aproximadamente 62 horas em banho a 60ºC. 
 
 A solução recuperadora é composta pela mistura aquosa dos surfactantes 
ImS 3-16 (zwiteriônico) e Triton X-100 na razão molar 9:1 e PAM 0,05 % m/m. 
 Neste caso, não é possível avaliar quantitativamente o efeito da presença do 
molde pela medida da variação de massa dos plugs antes e após a recuperação, 
pois a diferença engloba tanto a massa de água que permeou o plug, como também 
a massa de óleo que foi deslocada dos poros. Paralelamente, também não foi 
possível uma medida direta da quantidade de óleo que foi deslocado pela água, pois 
devido às pequenas dimensões do plug, o volume de óleo extraído do plug recoberto 
com óleo de silicone não pode ser medido com boa precisão para comparação com 
o plug sem molde. Assim, pode-se comprovar que após a recuperação de óleo pela 
água, o sinal das imagens por RMN refere-se a ambos os fluidos, porém não é 
possível diferenciar a fração de sinal de cada fluido. 
 Por esta razão, foram conduzidos os experimentos a seguir, para identificação 
da fração dos fluidos aquoso e oleoso presentes nos poros de Arenito, através da 
injeção de AMS para recuperação de petróleo.  
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VI.4 Avaliação da recuperação de petróleo por injeção de 
AMS 
 
 Foram obtidas imagens por RMN de plugs de Arenitos I e II previamente 
impregnados a vácuo com petróleo e também após a recuperação por injeção de 
AMS. Para as imagens a seguir, quanto mais clara a cor (cinza ou azul) mais intenso 
o sinal de RMN referente ao fluido contido nos poros da rocha. 
 A Figura 46 apresenta as imagens de um mesmo plug de Arenito I antes e 
após a recuperação com AMS. A comparação destas imagens evidencia a mudança 
de perfil de distribuição do fluido oleoso devido à injeção do fluido aquoso. Assim, 
observa-se que após a recuperação a região de poros ocupados pelo óleo torna-se 
mais localizada. Verifica-se, portanto pelas imagens por RMN o surgimento de 
regiões preferenciais de permeação de água com a recuperação do óleo, sendo que 
em algumas regiões o fluido oleoso não é deslocado pela injeção de água. 
 A Figura 46 também apresenta os espectros de 1H obtidos para os fluidos 
confinados no plug antes e após a recuperação do óleo, mostrando que para o plug 
impregnado apenas com óleo há uma única população de prótons que é referente 
ao óleo, enquanto para o plug após a recuperação por injeção de AMS há duas 
populações de prótons que são referentes aos dois fluidos contidos nos poros da 
rocha. 
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   (a)      (b) 
    
   (c)      (d) 
Figura 46 – Imagens por RMN para Arenito I: (a) plug impregnado a vácuo com 
petróleo; (b) Espectro de 1H do plug (a) evidenciando uma única população – óleo; 
(c) plug impregnado a vácuo com petróleo e recuperado com AMS; (d) Espectro de 
1H do plug (c) evidenciando duas populações – óleo e água. 
 
 É importante observar que não é possível uma comparação direta das 
imagens (a) e (c) da Figura 46 em termos das regiões correspondentes de 
distribuição do fluido na seção transversal do plug. A orientação das imagens 
mostradas acima representa uma das possíveis configurações, uma vez que após 
obtenção da imagem (a) o plug foi retirado da sonda de imagem do espectrômetro 
para recuperação do óleo por injeção de AMS e então foi feita a obtenção da 
imagem (c), originando, portanto possíveis alterações na orientação radial do plug 
1 mm 
1 mm 
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em relação à sonda de imagem. Esta observação se aplica às demais comparações 
de imagens por RMN nesta e na próxima seção, quando obtidas para o mesmo plug 
em que este é retirado do espetrômetro para o ensaio de injeção de fluidos. 
 
 Para o plug de Arenito I impregnado com petróleo a vácuo e recuperado com 
AMS foram obtidas ainda as imagens por RMN ponderadas pelo deslocamento 
químico (δ) do próton, discriminando o sinal correspondente a cada população de 
prótons dos fluidos (óleo e água), como mostrado na Figura 47. Neste experimento, 
o plug foi mantido dentro do espectrômetro durante as aquisições de ambas as 
imagens. Desta forma, a comparação direta das imagens neste caso é correta e 
corresponde à distribuição instantânea real dos fluidos nos poros da rocha. 
 Assim, observa-se que as regiões ocupadas pela água e pelo óleo no Arenito 
I possuem distribuições bem distintas ao longo da seção transversal do plug. A 
sobreposição das imagens correspondentes aos dois fluidos permite ainda identificar 
regiões em que não houve permeação de nenhum fluido, bem como regiões que foi 
permeada por ambos os fluidos. 
 
   
  (a)        (b)             (c) 
Figura 47 – Imagens por RMN para plug de Arenito I impregnado a vácuo com 
petróleo e recuperado com AMS: (a) ponderada por δóleo; (b) ponderada por δágua; (c) 
Sobreposição direta das imagens (a) e (b). 
 
 Os mesmos experimentos foram realizados para plugs de Arenito II, conforme 
apresentado na Figura 48, para as imagens por RMN do plug antes e após 
recuperação do petróleo com AMS e também na Figura 49, para imagens 
ponderadas pelo deslocamento químico de cada fluido. 
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   (a)      (b) 
    
   (c)      (d) 
Figura 48 – Imagens por RMN para Arenito II, ponderadas por δóleo: (a) plug 
impregnado a vácuo com petróleo; (b) Espectro de 1H do plug (a) evidenciando 
apenas uma população – óleo; (c) plug impregnado a vácuo com petróleo e 
recuperado com AMS; (d) Espectro de 1H do plug (c) evidenciando duas populações 
– óleo e água. 
 
 Para o Arenito II observa-se que a distribuição do petróleo ao longo da seção 
transversal do plug é mais homogênea quando comparada a do Arenito I (Figuras 
49(a) e 47(a), respectivamente). 
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  (a)        (b)             (c) 
Figura 49 – Imagens por RMN para plug de Arenito II impregnado a vácuo com 
petróleo e recuperado com AMS: (a) ponderada por δóleo; (b) ponderada por δágua; (c) 
Sobreposição das imagens (a) e (b). 
 
 Observa-se ainda que, pelas imagens por RMN ponderadas por 
deslocamento químico, o Arenito II apresenta tanto a fase oleosa quanto a fase 
aquosa distribuídas de forma mais homogênea pela seção transversal do plug em 
comparação com o Arenito I. 
 Estes resultados estão diretamente relacionados com a existência de 
caminhos preferenciais mais favoráveis ao deslocamento dos fluidos no Arenito I em 
relação ao Arenito II, o que confere, portanto maior permeabilidade ao primeiro, 
promovendo então a ocorrência de regiões mais concentradas em cada fluido após 
a injeção de AMS. 
 Nas impregnações de petróleo a vácuo observou-se, no entanto, por 
diferença de massa entre o plug seco e o plug após a saturação inicial com óleo, 
que o aumento de massa dos plugs com óleo foi maior para o Arenito I 
(aproximadamente 16,5%) quando comparada com o Arenito II (aproximadamente 
14,5%), nas mesmas condições de vácuo para saturação. Dessa forma, é possível 
dizer que a saturação de óleo no Arenito I impregnou proporcionalmente mais fluido 
oleoso se comparado ao Arenito II. 
 Para os espectros de 1H dos plugs de Arenito I e II após a recuperação do 
petróleo por injeção de AMS, a área dos picos de cada fluido pode dar uma 
estimativa da porcentagem final dos mesmos presentes nos poros da rocha. A 
Figura 50(a) apresenta a deconvolução dos picos obtida para o Arenito I através do 
programa TOPSPIN 3.0, em que a iteração resultou em 96,8% de overlap, e a razão 
1 mm  1 mm  1 mm 
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das áreas dos picos foi de 61% para o óleo (δóleo,I = 1,38 ppm) e 39% para a água 
(δágua,I = 5,21 ppm). Já para o Arenito II, cuja iteração obtida foi de 94,2% de overlap 
na Figura 50(b), a razão das áreas dos picos representou 63% para o óleo (δóleo,II = 
1,58 ppm) e 37% para a água (δágua,II = 5,37 ppm).  
 
   
(a)           (b) 
Figura 50 – (a) Deconvolução dos picos para o espetro de 1H do Arenito I contendo 
água e óleo; (b) Deconvolução dos picos para o espetro de 1H do Arenito II contendo 
água e óleo. 
 
 Estes resultados são, contudo medidas indiretas da recuperação do óleo pela 
injeção de água e indicam apenas que possivelmente mais da metade do óleo ainda 
está confinado nos poros da rocha após a etapa de recuperação. Ou seja, não é 
possível afirmar para qual arenito a quantidade de óleo deslocado foi maior, uma vez 
que não foi possível obter exatamente a mesma iteração para a deconvolução dos 
picos nos espectros dos dois Arenitos e do mesmo modo, não foi possível garantir 
que os dois tivessem a mesma saturação inicial de óleo. No entanto, uma correlação 
direta destes dados, seria possível desde que garantida que a saturação total em 
ambos os arenitos fosse igual e então fossem submetidos à recuperação até a 
saturação irredutível de óleo. 
 Assim, observa-se que as imagens por RMN permitem uma identificação clara 
da formação dos caminhos preferenciais em plugs de arenito devido à recuperação 
de óleo pela injeção de AMS. 
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VI.5 Avaliação da injeção de fluidos de bloqueio de poros em 
plugs de arenito 
 
 Em paralelo aos ensaios  de injeção de fluidos para bloqueio de poros 
realizados para os dois tipos de Arenito, foram obtidas imagens por RMN para estes 
mesmos plugs em várias etapas de injeção baseadas no processo SELEPOL®, com 
intuito de observar a correlação por imagens com as possíveis mudanças no perfil 
de distribuição dos fluidos nos poros da rocha já avaliadas por relaxometria. 
 Do mesmo modo descrito na seção anterior, para as imagens a seguir quanto 
mais clara a cor (cinza ou azul) mais intenso o sinal de RMN referente ao fluido 
contido nos poros da rocha. Além disso, as imagens individuais são referentes à 
fatia central do plug. 
 Para o Arenito I, são apresentadas nas Figuras 51 e 53 as imagens por RMN 
obtidas pela ponderação de deslocamento químico do 1H de cada fluido (δ) sempre 
para o mesmo plug utilizado no segundo conjunto de ensaio em fluxo do Capítulo V 
– Item V.5, após a injeção de 7 e de 12 camadas de fluidos, respectivamente. De 
forma complementar a estes resultados, as Figuras 52 e 54 apresentam as 
sequencias de imagens por RMN de todas as fatias do plug pela ponderação por δ 
para ambas as etapas de injeção de fluidos. Excepcionalmente para este plug de 
Arenito I não foi possível obter a imagem por RMN ponderada por δágua para a etapa 
com 7 camadas de injeção de fluidos.  
 
 
Figura 51 – Imagem por RMN para plug de Arenito I após 7 camadas de injeção de 
fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3), ponderada por δóleo. 
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Figura 52 – Imagens por RMN para as 6 fatias do plug de Arenito I após 7 camadas 
de injeção de fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3), ponderada por 
δóleo. 
 
   
  (a)        (b)             (c) 
Figura 53 – Imagens por RMN para plug de Arenito I após 12 camadas de injeção 
de fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS): 
(a) ponderada por δóleo; (b) ponderada por δágua; (c) Sobreposição das imagens (a) e 
(b). 
 
 
(a)  
(b)  
Figura 54 – Imagens por RMN para as 6 fatias do plug de Arenito I após 12 
camadas de injeção de fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS-
PAM-AMS-AlCl3-AMS): (a) ponderada por δóleo; (b) ponderada por δágua. 
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 A comparação das Figuras 52 e 54(a) mostra que com a injeção de 12 
camadas de fluidos, a distribuição do óleo no plug de Arenito I se torna mais 
localizada. Ou seja, após a formação da segunda camada de poliacrilamida 
reticulada, o fluido aquoso varre uma grande extensão da área do plug e desloca o 
óleo, provavelmente devido ao princípio de bloqueio dos poros nas regiões que se 
formaram os caminhos preferenciais pela recuperação inicial de óleo por injeção de 
AMS. 
 Como observado no comparativo das imagens das Figuras 53(a) e 54(a), a 
mudança no perfil de distribuição do fluido oleoso com as etapas de injeção de 
fluidos ocorre em todas as fatias do plug. Assim, após a injeção das 12 camadas 
observa-se que ao longo de toda extensão do plug há regiões bem definidas de 
concentração de óleo (tons acinzentados mais claros), e uma grande área passou a 
ser permeada pela água, evidenciando o deslocamento do óleo devido ao possível 
bloqueio de alguns dos caminhos preferenciais anteriormente formados. 
 
 Para o Arenito II foram obtidas as imagens por RMN após a injeção de 4, 7, 
10 e 16 camadas de fluidos, também sempre para o mesmo plug utilizado no 
segundo conjunto de ensaio em fluxo do Capítulo V – Item V.5. Estes resultados são 
apresentados sequencialmente nas Figuras 55 e 56, que mostram para cada etapa 
as imagens da fatia central em destaque e depois de todas as fatias, 
respectivamente, ponderadas pelo deslocamento químico do 1H de cada fluido (δ). 
 
   
  (a1)        (b1)            (c1) 
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  (a2)        (b2)            (c2) 
   
  (a3)        (b3)            (c3) 
   
  (a4)        (b4)            (c4) 
Figura 55 – Imagens por RMN para plug de Arenito II: (a) ponderada por δóleo; (b) 
ponderada por δágua; (c) Sobreposição das imagens (a) e (b); após a injeção das 
seguintes camadas de fluidos: (1) 4 camadas de fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS); 
(2) 7 camadas de fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3); (3) 10 
camadas de fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS-PAM-AMS); (4) 
16 camadas de fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS-PAM-AMS-
AlCl3-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS); 
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 Inicialmente observa-se para o Arenito II que o centro do plug foi menos 
permeado por ambos os fluidos quando comparado com o Arenito I, como visto nas 
terceira e quarta fatias de todas as etapas da Figura 56. Esta menor distribuição de 
fluidos localmente pode ser devido ao fato de que os caminhos preferenciais que 
foram formados na recuperação inicial do óleo não atingiram estas regiões ou 
mesmo as condições de tempo e pressão de saturação ou injeção não foram 
suficientes para garantir toda a permeação possível de fluidos pelo plug. 
 
(a1)  
(b1)  
(a2)  
(b2)  
(a3)  
(b3)  
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(a4)  
(b4)  
Figura 56 – Imagens por RMN para as 6 fatias do plug de Arenito II: (a) ponderada 
por δóleo; (b) ponderada por δágua; após a injeção das seguintes camadas de fluidos: 
(1) 4 camadas de fluidos (petróleo-AMS-FL18-AMS); (2) 7 camadas de fluidos 
(petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3); (3) 10 camadas de fluidos (petróleo-
AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS-PAM-AMS); (4) 16 camadas de fluidos 
(petróleo-AMS-FL18-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS-PAM-AMS-AlCl3-AMS-PAM-AMS-
AlCl3-AMS); 
 
 Verifica-se ainda que para o Arenito II a distribuição de ambos os fluidos é 
alterada a cada etapa de injeção no sentido de maior permeação para o centro da 
seção transversal do plug. Esta alteração é mais perceptível para o óleo, já que 
apresentou sinais mais intensos na região central do plug com as injeções das 
camadas de fluidos, quando comparadas principalmente as segunda e quinta fatias 
das Figuras 56 de (a1) a (a4). Este resultado pode estar então relacionado com o 
bloqueio dos caminhos preferenciais na porção radial mais externa devido à 
formação de mais camadas de poliacrilamida reticulada, o que aumentou a 
varredura dos fluidos pela área do plug, acessando assim a região mais central. 
 Além disso, as imagens por RMN para as etapas de injeção de fluidos no 
Arenito II permitem ainda complementar a hipótese o que foi levantada no Capítulo V 
– Item V.5 na análise da Figura 38(b), em relação à sobreposição parcial dos picos 
de água livre e ligada observada nas curvas de relaxometria por T2 deste plug. 
Assim, observa-se pelos resultados de imageamento que possivelmente a água 
injetada tenha se ligado em maior proporção à superfície dos poros, ao deslocar o 
óleo para o centro do plug, do que preenchido outros poros com quantidade razoável 
de água livre no interior dos mesmos, já que nas condições utilizadas para injeção, 
não foi possível permear boa parte da área do plug. 
113 
 
  
 Dessa forma, observa-se que o imageamento por RMN de plugs de Arenito 
submetidos à injeção de fluidos de bloqueio de poros permitiu caracterizar as 
alterações da distribuição dos fluidos nos poros da rocha, de forma a avaliar o 
aumento da área varrida devido ao bloqueio de caminhos preferenciais pela 
formação de camadas de poliacrilamida reticulada. 
 
  
114 
 
VI.6 Considerações Finais sobre Resultados de Imageamento 
por RMN 
 
 Os resultados de imageamento por RMN de Alto Campo mostraram que esta 
técnica permitiu a caracterização do sistema poroso de arenito e de carbonato 
saturados com fluidos oleosos e aquosos, representando os volumes ocupados 
pelos fluidos de acordo com a distribuição de tamanho de poros avaliada pela 
microscopia das rochas. A partir dos experimentos com uso óleo de silicone fluorado 
observou-se melhor caracterização de plug de arenito, já que este fluido permeou 
porções mais internas do plug. Este efeito deve estar relacionado diretamente com a 
interação fluido-rocha, o que indica a possibilidade de estudo da molhabilidade de 
rochas em relação a diferentes fluidos também por imageamento. 
 Assim, na comparação de saturação dos plugs de arenito e carbonato, 
verificou-se que o petróleo permeou poros da região mais central deste último, 
sendo este fato decorrente de uma série de características da rocha como: a maior 
heterogeneidade de tamanhos de poros do carbonato; as diferenças de 
molhabilidade entre as rochas (esperado que carbonato fosse mais molhável a óleo 
que arenito); o grau de conectividade dos poros nos diferentes plugs de rochas; 
além da interação do molde de cola de silicone com a superfície do plug, que 
influencia a impregnação do óleo em diferentes extensões. 
 O uso desta técnica também se mostrou complementar aos resultados de 
relaxometria de Baixo Campo para a avaliação do molde de plugs de rocha na 
montagem do porta amostra dos ensaios de fluxo. Ou seja, foi possível verificar 
claramente pelas imagens por RMN que o recobrimento de plugs de arenito e de 
carbonato com cola de silicone reduziu significativamente a saturação de petróleo na 
rocha, sendo confirmado quantitativamente pela variação de massa dos plugs antes 
e após a impregnação.  Estes resultados justificaram, portanto a necessidade de 
buscar alternativas para o molde de cola de silicone para prosseguir com os ensaios 
de injeção de fluidos, o que levou inclusive à reformulação do porta amostra para 
uso então do molde de mangueira de silicone. 
 Além disso, os experimentos feitos na sequencia para avaliar a interferência 
do molde na etapa de recuperação do óleo por contato com solução de surfactantes, 
mostraram por imageamento que mesmo no plug de arenito com molde de cola de 
silicone o fluido aquoso permeou a rocha praticamente em toda extensão radial. De 
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forma que, neste caso o sinal observado nas imagens era, no entanto uma mistura 
tanto da resposta do óleo remanescente quanto do fluido aquoso que permeou os 
poros e deslocou uma fração de óleo do interior da rocha. Por esta razão, foram 
obtidas as imagens por RMN ponderadas pelo deslocamento químico do próton de 
cada fluido para identificar as regiões de poros ocupados pelo óleo e pela água nos 
plugs de arenito. 
 Assim, o imageamento comparativo dos plugs de arenito de diferentes 
permeabilidades evidenciou a mudança no perfil de distribuição do fluido oleoso 
após a recuperação por injeção de AMS. Ou seja, para o Arenito I (de maior 
permeabilidade) as imagens por RMN mostraram que a região de poros ocupados 
pelo óleo torna-se mais localizada após a recuperação, sendo possível identificar o 
surgimento de regiões preferenciais de permeação de água além de regiões em que 
o fluido oleoso não é deslocado pela injeção de água. Já para o Arenito II (de menor 
permeabilidade) a sobreposição das imagens correspondentes aos dois fluidos 
mostrou que a distribuição destes ao longo da seção transversal do plug é mais 
homogênea quando comparada a do Arenito I. Desse modo, foi possível visualizar 
pelas imagens por RMN que a existência de mais caminhos preferenciais à 
permeação de água no Arenito I promove a ocorrência de regiões mais 
concentradas em cada fluido e resulta na maior permeabilidade desta rocha em 
relação ao Arenito II. 
 De forma complementar, os experimentos conduzidos com as etapas de 
injeção de fluidos de bloqueio de poros, elucidaram as alterações na distribuição do 
óleo de acordo com o avanço do número de camadas injetadas. Desse modo, para o 
Arenito I foi possível verificar que após a formação da segunda camada de 
poliacrilamida reticulada, o fluido aquoso varreu uma grande extensão da área do 
plug, deslocando o óleo provavelmente devido ao início do bloqueio de poros nas 
regiões que se formaram os caminhos preferenciais após recuperação inicial do 
óleo. Para o Arenito II, no entanto, verificou-se que o interior mais central do plug foi 
menos permeado por ambos os fluidos, o que pode ser devido ao fato dos caminhos 
preferenciais que foram formados na recuperação inicial do óleo não atingiram estas 
regiões ou mesmo as condições de tempo e pressão de saturação ou injeção não 
foram suficientes para garantir toda a permeação possível de fluidos pelo plug. 
Assim, com o avanço das etapas de injeção de fluidos, observou-se que a 
distribuição de ambos os fluidos foi alterada no sentido de maior permeação para o 
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centro da seção transversal do plug, sendo que este resultado pode estar então 
relacionado com o bloqueio dos caminhos preferenciais na porção radial mais 
externa devido à formação de mais camadas de poliacrilamida reticulada, 
aumentando assim a varredura dos fluidos pela área do plug e permitindo o acesso 
à região mais central de poros do plug. 
 Além disso, as imagens por RMN para as etapas de injeção de fluidos no 
Arenito II permitiram reforçar a hipótese dos resultados de relaxometria em relação à 
sobreposição parcial dos picos de água livre e ligada observada nas curvas de T2 
deste plug. Assim, os resultados de imageamento mostram que possivelmente a 
água injetada tenha se ligado preferencialmente à superfície dos poros já ocupados 
por óleo, deslocando este fluido para o centro do plug, ao invés de permear por 
outros poros ainda não acessados e preenchendo-os com quantidade razoável de 
água livre, uma vez que as condições utilizadas para injeção não foram suficientes 
para saturação total. 
 Por fim, verifica-se que a ferramenta de imageamento por RMN foi muito útil 
para avaliar a distribuição de fluidos em poros de rochas, e permitiu caracterizar, por 
exemplo, a extensão da permeação de cada fluido (oleoso e aquoso) pela área da 
seção transversal do plug, bem como a formação de caminhos preferenciais em 
Arenito de maior permeabilidade de forma mais expressiva quando comparado com 
Arenito de menor permeabilidade, concordando com as discussões feitas para os 
resultados de relaxometria de Baixo Campo. 
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CONCLUSÕES 
 
 
Foi obtido sucesso no procedimento experimental desenvolvido para avaliar o 
processo SELEPOL®, que compreende à miniaturização das amostras de rochas 
para adaptar aos tubos de 10mm para as medidas de RMN, à impregnação de 
petróleo  e, finalmente, à injeção dos fluidos de bloqueio de poros. 
As medidas de distribuição de T2 dos fluidos confinados nos poros das rochas 
usando 1H RMN de Baixo Campo permitiram avaliar o desempenho das camadas 
poliméricas sucessivas injetadas nos poros da rocha segundo o processo 
SELEPOL®. 
Foi observado que a injeção das camadas poliméricas nos poros de arenitos 
reduz a mobilidade das moléculas de água nestas amostras. Isto ocorre pela 
formação de uma rede polimérica, que se inicia com a adsorção do polímero 
catiônico na superfície do poro, seguida da adsorção do polímero aniônico. Ademais 
a mobilidade das moléculas de água torna-se ainda menor com a reticulação do 
polímero aniônico. 
Os resultados observados por relaxometria foram confirmados através de 
imagens tomográficas obtidas por MRI. Neste sentido, foi possível mapear as 
mudanças nas regiões contendo a fase óleo ou fase aquosa, causadas pelas 
injeções dos fluidos do processo SELEPOL®. Ainda, observou-se que o efeito é 
mais pronunciado quanto maior o número de camadas formadas no interior dos 
poros da rocha. 
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